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La presente tesis busca estudiar el impacto que tienen las fallas debidas a rayos de los 
transformadores en los indicadores de confiabilidad de los sistemas de distribución. 
Inicialmente se construye un marco conceptual acerca de los indicadores de confiabilidad 
en Colombia, estudios sobre falla de transformadores, y parámetros del rayo. Mediante 
un análisis estadístico se caracteriza la exposición que tienen los transformadores de 
distribución a rayos, usando una población de 182.000 transformadores. Partiendo de la 
construcción de circuitos promedio para las diferentes regiones naturales de Colombia, 
se hace un análisis de confiabilidad en donde las tasas de falla se hayan mediante 
simulaciones de tensiones inducidas y se obtienen los indicadores de confiabilidad. Para 
terminar el estudio, se realiza un análisis de sensibilidad sobre la vida útil de los 
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This thesis studies the impact of distribution transformer failures due to lightning on the 
reliability indexes of power distribution systems. Initially a conceptual framework is built 
on the reliability indexes in Colombia, studies about power transformer failures, and 
lightning parameters. By statistical analysis about the lightning exposure of power a 
distribution transformer is done, using a population of 182,000 transformers. Based on 
the construction of average circuits for the different natural regions of Colombia. 
Reliability analysis is done where failure rates are found by simulations of induced 
voltages and the reliability indexes are obtained. The final part of the study presents a 
sensitivity analysis on the lifecycle of power distribution transformers and its effect on the 
system performance. 
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La presente tesis está enfocada en el estudio de indicadores de calidad de los circuitos 
de distribución de Colombia en zonas de alta actividad eléctrica atmosférica. Las fallas de 
los transformadores de distribución continúa siendo un aspecto crítico para las empresas 
de distribución, principalmente por los costos asociados con la reposición de equipos 
fallados, compensaciones por mala Calidad de la Energía, energía no suministrada, entre 
otras. 
 
La ocurrencia de descargas eléctricas atmosféricas, implica condiciones que afectan la 
calidad del servicio que reciben los usuarios de los sistemas de distribución. Colombia 
por estar en el trópico presenta variables meteorológicas bastante intensas, que varían 
de una región a otra debido a la topografía. Por ejemplo, la densidad de descargas a 
tierra es del orden de diez veces mayor (60 rayos/km2año) que lo comúnmente 
observado en latitudes templadas, es por ello que se tiene valores de SAIDI y SAIFI altos 
[1].  
 
La falla de transformadores de distribución, principalmente en zonas rurales, ha sido un 
problema constante para las empresas de energía del país en las últimas décadas. A la 
fecha, el problema persiste, con costos que no son del todo conocidos pero que se 
estiman están en el orden de decenas de millones de dólares anuales en Colombia, 
asociados a la reposición de entre 500 de 1500 transformadores al año por cada 
operador de red y con consecuencias directas en baja calidad del servicio de energía 
eléctrica [2]. 
 
Existen diferentes variables del entorno que conducen a la falla de transformadores, sin 
embargo, esta tesis se enfoca únicamente a fallas causadas por rayos. La evidencia de 
que las fallas de los transformadores son causadas por rayos se basan en 3 aspectos: i) 
la vida útil de los transformadores tienen una dependencia directa con la DDT del lugar 
2 Introducción 
 
según los estudios [3][4][5][58], los cuales muestran como la vida útil de los 
transformadores tiene una dependencia directa con la DDT del lugar ii) bitácoras de fallas 
de transformadores reportadas por los diferentes operadores de red del país, las cuales 
se han correlacionado con la actividad de rayos proporcionadas por sistemas como la 
RECMA y LINET iii) Los informes de diagnósticos sobre los transformadores fallados de 
los Operadores de Red, en los cuales se indica el tipo de falla que presento el 
transformador, descartando causas como sobrecarga, escapes de aceite, etc. En la 
mayoría de casos son quema por sobretensiones en el devanado de baja tensión. En el 
Capítulo 1 se encuentran conceptos generales acerca de los indicadores de confiabilidad 
en Colombia, estudios sobre falla de transformadores, y parámetros del rayo en 
Colombia. En el Capítulo 2 se hace un análisis estadístico sobre la exposición que tienen 
los transformadores de distribución a rayos, usando una población de 251.024 
transformadores y estudiando las diferencias por potencias y región natural. En el 
Capítulo 3 se hace un análisis de desempeño, mediante el uso de circuitos promedio 
para las diferentes regiones naturales de Colombia, se estudian las tasas de falla usando 
el software de simulaciones de tensiones inducidas YALUK y finalmente se obtienen los 
indicadores de confiabilidad mediante el uso del NEPLAN. Se realiza un análisis de 
sensibilidad sobre la vida útil de los transformadores de distribución. La información 
usada para los análisis corresponde a tasas de falla reales de sistemas de distribución 
obtenidas de bases de datos oficiales y parámetros eléctricos y físicos reales de los 
sistemas de distribución en Colombia. Los resultados obtenidos muestran el impacto que 
tienen las fallas de los transformadores (la tasa de fallas de los transformadores fueron 
calculadas a partir de su vida útil derivadas de estudios previos y de bitácoras de falla de 
los operadores de red del país) en los indicadores de confiabilidad de diferentes circuitos 








Este capítulo tiene como propósito describir el marco teórico necesario para entender el 
contexto de la realización de la presente tesis. En este capítulo se presenta, en primera 
instancia, aspectos generales de la confiabilidad de los sistemas de distribución en 
Colombia, los indicadores desarrollados por la regulación y posteriormente los aspectos 
relacionados con la confiabilidad de los transformadores de distribución. Dado que la 
tesis busca hacer un análisis global de la confiabilidad de los transformadores, en su 
contexto con todo el sistema de distribución nacional, se describe el SIN (Sistema 
Interconectado Nacional) que permite observar las características generales de todos los 
circuitos de distribución del país. Finalmente, se presentan los parámetros generales de 
la actividad de rayos en Colombia, los cuales, al ser analizados en conjunto con las 
características del SIN, permite elaborar un marco de referencia general del problema de 
falla de transformadores (únicamente las fallas debidas a rayos) en Colombia. 
1.1 Aspectos generales de la Confiabilidad de sistemas 
de distribución en Colombia 
 
Estudios como los de Alvehag [46], muestran que las condiciones del entorno que 
afectan la confiabilidad de sistemas de distribución, son debidas principalmente a 
eventos de tiempo severo, en donde ocurren actividad de rayos y vientos fuertes. 
Adicionalmente, existen fallas asociadas a vegetación y fauna. Según [46], en Suecia 
cerca del 70% del SAIDI y SAIFI son debidas a salidas del sistema de media tensión (10–
20 kV) y más del 50% de estas salidas son asociadas al tiempo severo. Por otro lado, 
según [47], en EEUU el 56% de estas salidas son debidas al tiempo (rayos, vientos, etc.). 
La Circular CREG 036 2013, describe como en  Colombia el 81% de las salidas 
(indisponibilidad) son debidas a tiempo severo. La presente tesis se enfoca 
exclusivamente en el efecto producido por la actividad de rayos.  
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Como se describe en el proyecto [11], la Calidad del Servicio de Energía Eléctrica en 
Colombia es un concepto que aparece en la Resolución CREG 070 de 1998 (Reglamento 
de Distribución). Como concepto, la Calidad de Energía se definió como la suma de dos 
factores: i. Calidad de Potencia (Índices IEEE 519 de 1992), definida inicialmente como la 
calidad de la onda de tensión suministrada en términos de frecuencia y tensión, 
contenido de armónicos de las ondas de tensión y corriente, flicker, factor de potencia, 
transitorios electromagnéticos rápidos y fluctuaciones de tensión y ii. Continuidad del 
Servicio, dada por la cantidad de interrupciones y duración, definiendo interrupciones 
instantáneas, transitorias y temporales. La metodología de evaluación de la Calidad del 
Servicio prestado se basó en función de la continuidad, mediante un Indicador de 
Duración Equivalente de las Interrupciones del Servicio (DES), el cual es el tiempo total, 
medido sobre los últimos doce (12) meses, en que el servicio es interrumpido en un 
Circuito [51]. Los operadores de red realizaban los cálculos del Indicador DES 
mensualmente para cada Circuito, de acuerdo con la siguiente expresión: 
 
      ∑      
   
                      (1.1) 
 
Dónde: 
DESc: Sumatoria del Tiempo en horas de las interrupciones del servicio en un Circuito, 
durante los últimos doce (12) meses.  
i: Interrupción i–ésima. 
t(i): Tiempo en horas de la interrupción i–ésima. 
NTI: Número Total de Interrupciones que ocurrieron en el Circuito durante los últimos 
doce (12) meses. 
 
Otro indicador es el de Frecuencia Equivalente de las Interrupciones del Servicio (FES), 
el cual, mide la confiabilidad de un STR y/o SDL como el número de interrupciones que 
presenta un Circuito durante los últimos doce (12) meses. Los operadores de red 
realizaban los cálculos del Indicador FES mensualmente para cada circuito, de acuerdo 
con la siguiente expresión: 
 
                          (1.2) 
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Dónde: 
FESc: Sumatoria del número de veces que el servicio es interrumpido en un Circuito, 
durante los últimos doce (12) meses. 
 
Las Resoluciones CREG [52][53][54][55], introdujeron un gran número de modificaciones.  
 
La Figura 1-1 muestra un esquema simplificado de los diferentes factores que pueden 
afectar la continuidad en la prestación del servicio de energía eléctrica. La clasificación 
mostrada en esta figura está basada en las definiciones de interrupciones dadas por la 
Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios en la Circular SSPD-CREG No. 022 
de 2005 [56]. Se presentan cuatro tipos principales de interrupciones (eventos 
programados, eventos no programados, fuerza mayor y exclusiones) dentro de los 
cuales, los eventos programados y los no programados son los que cuentan para el 
cálculo de los indicadores de Calidad SAIDI y SAIFI que implican el pago de 
compensaciones por mala Calidad de la Energía Eléctrica. Las interrupciones de fuerza 
mayor y las exclusiones son debidas a razones ajenas a la operación de las empresas de 
distribución y por lo tanto no son consideradas por la regulación. 
 
En este marco de referencia, las interrupciones que representan consecuencias 
económicas graves para las empresas de distribución de energía eléctrica, son 
principalmente los eventos no programados ya que los eventos programados están 
asociados con actividades de operación y mantenimiento, y son perfectamente 
controlables. 
 
Dentro de los eventos no programados pueden extraerse entre las principales causas: 
falla del transformador de distribución. Esta a su vez es provocada por diversas razones 
que, despreciando los eventos fortuitos, pueden atribuirse a transitorios 
electromagnéticos. Es importante destacar que el rayo puede ser el origen de la 
perturbación electromagnética (así como maniobras en la red), pero la causa de la falla 
puede ser debida a deterioros del aislamiento como por ejemplo por contaminación, 
salinidad, envejecimiento, etc. 
 
Dentro de los diferentes trabajos de investigación que han sido realizados en Colombia 
en relación con el desempeño de los sistemas de distribución de energía eléctrica, se 
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resaltan [3][4][5][6][7][57], algunos estudios recientes de operadores de red del país con 
respecto al tema son por ejemplo [58] y [59]; en dichos análisis se muestra que un alto 
porcentaje de las fallas son causadas por sobretensiones debidas en su mayoría a las 
características del entorno electromagnético en el cual funcionan dichos sistemas. Como 
ha sido demostrado por varias investigaciones aceptadas por la comunidad científica 
internacional [8][9][10], los parámetros del rayo varían espacial y temporalmente. 
 
Figura 1-1: Diagrama de causa-efecto para la falla de las redes de distribución [11]. 
 
 
Antes de 1998, a pesar de no contar con una regulación sobre calidad de energía 
eléctrica, los problemas de confiabilidad de los sistemas de distribución de energía fueron 
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objeto de varias investigaciones de tipo teórico y experimental. Durante dichos proyectos 
de investigación se hicieron planteamientos metodológicos destinados a encontrar las 
principales causas de falla, donde se evaluaron las principales externalidades y donde se 
dio un tratamiento de tipo integral al problema de confiabilidad incluyendo aspectos como 
el diseño, el entorno, la carga entre otros aportes.  
 
El estudio más reciente en este tema se realizó en el año 2013, publicado como Anexo 
en la circular 036 de la CREG en el 2014 [1], donde se analizó la influencia de los 
principales tipos de externalidades en la confiabilidad de los sistemas de distribución. 
Dando a conocer a Colombia como uno de los países con valores de SAIDI  más altos 
del mundo, incluso comparándolo con otros países del trópico y mucho mayores a los 
encontrados en países de latitud templada.  
 
1.2 Benchmarking sobre Indicadores de Confiabilidad 
 
En este numeral se hace una síntesis de la revisión bibliográfica realizada sobre los 
principales indicadores de Confiablidad que se utilizan en varios países. Teniendo en 
cuenta que los reportes de las  empresas de Distribución  generalmente no indican las 
tasas de falla ni los tiempos de reparación de cada uno de los elementos que conforman 
sus circuitos, la comparación entre los diferentes artículos y libros consultados se hizo 
con base en los indicadores definidos en la norma “IEEE Guide for Electric Power 
Distribution Reliability Indices” IEEE Std 1366-2012 [12]. 
 
Tal como se indica en esta norma, en el momento que se elaboró esta guía se fijaron dos 
propósitos, en primer lugar,  disponer de un conjunto de términos y definiciones que se 
puedan utilizar para fomentar la uniformidad en la elaboración de indicadores de 
confiabilidad del servicio y en segundo lugar, la guía debe servir para tener herramientas 
de comparación, tanto internas como externas, de indicadores de confiabilidad. En este 
mismo sentido, la revisión que aquí se presenta está basada en estas definiciones con 
los mismos propósitos. 
 
Los indicadores de referencia son: 
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SAIDI: Índice de la duración total promedio de interrupción por cliente por año (SAIDI: 
System Average Interruption Duration Index) Indica la duración total de una interrupción 
por cliente durante un año (período de tiempo predefinido).  Comúnmente se mide en 
minutos o en horas.     
 
      
                          
                                 
                                                                   1.3 
  
A continuación se muestra el parámetro SAIDI  a nivel mundial. 
 





Como se puede observar en la Figura 1-2 Colombia es el país con las interrupciones más 
largas de las mostradas en la figura anterior (9.480 minutos), seguido por Brasil. 
 
SAIFI: Índice de Frecuencia de Interrupción Media del Sistema  (SAIFI System Average 
Interruption Frequency Index) Promedio anual de interrupciones por usuario 
(interrupciones/usuario en un año). Se obtiene como, el número de interrupciones 
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durante el año, multiplicado por el número de usuarios afectados por las  interrupciones, 
dividido entre el número total de usuarios servidos; es decir,  
 
      
                              
                                 
                                                                          1.4 
 
Este indicador es usado para determinar el valor esperado del número de veces que 
puede quedarse sin servicio un usuario conectados a una red.  
 
En algunos casos se incluyen otros indicadores para determinar el efecto de las cargas 
(modeladas como potencia constante) en su conjunto y no desde el punto de vista de los 
usuarios, como es el caso considerado en los indicadores anteriores o para considerar la 
disponibilidad total del servicio en un periodo determinado; por ejemplo: 
  
 CAIDI: Duración promedio de cada interrupción, calculado como: SAIDI / SAIFI. 
 ASAI: Disponibilidad promedio del sistema, definido como  1 ‐ (SAIDI / 8760) con 
SAIDI medido en horas. 
 MAIFI: Frecuencia media de interrupciones momentáneas por cliente y por año. 
Este indicador es similar al SAIFI solo que para interrupciones de corta duración. 
 ENS: Indica la cantidad de energía no suministrada en el año para la totalidad de 
los clientes.  
 
En california, de acuerdo con la directriz D.96-09-045 de California Public Utilities 
Commission, las empresas de distribución que operan en el área de California están 
obligadas a reportar los indicadores de desempeño de sus sistemas de distribución, en 
las referencias [13] y [14] se incluyen los informes detallados con las estadísticas del año 
2012 y algunos valores históricos de los últimos diez años.  
 
A continuación se presentan los valores para los indicadores seleccionados en cinco 
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Tabla 1-1. Indicadores de Confiabilidad para cinco empresas del área [15][16][17][18]. 
 
Empresa: San Diego Gas and Electric „SDG&E‟s 
CRITERIA  SAIDI SAIFI MAIFI 
Including CPUC  Major Events (2012)  64.63 0.533 0.301 
Excluding CPUC Major Events (2012) 64.38 0.532 0.301 
10-Year Average (2003-2012) Including CPUC 
Major Events 
153.69 0.723 0.496 
10-Year Average (2003-2012) Excluding CPUC 
Major Events 
62.92 0.552 0.477 
Empresa: Southern California Edison 
CRITERIA  SAIDI SAIFI MAIFI 
All interruptions included (2012) 108.13 0.89 1.43 
Excluding Major Events (2012)vPer IEEE 1366 100.70 0.86 1.35 
10-Year Average (2003-2012) Including Major 
Events (*) 
125.66  1.14 1.55  
10-Year Average (2003-2012) Excluded Major 
Events (2012) Per IEEE 1366 (*) 
85.88  0.97 1.33  
Empresa: Pacific Corporation 
CRITERIA  SAIDI SAIFI MAIFI 
Major Events Included Adjusted  -  Normalized 
Performance   (2012) 501.81 2.99 7.58 
Performance  Major Events Excluded Adjusted - 
"Normalized Performance (2012) 238.49 1.61 7.58 
10-Year Average (2003-2012) Including Major 
Events (*) 666.80 3.44 9.13 
10-Year Average (2003-2012) Excluded Major 
Events (2012) (*) 214.49 1.82 9.13 
Empresa: California Pacific Electric Company, llc 
CRITERIA  SAIDI SAIFI MAIFI 
All interruptions included (2012) 216.349 1.553 2.752 
Excluding Major Events (2012)vPer IEEE 1366 216.349 1.553 2.752 
10-Year Average (2003-2012) Including Major 
Events (*) 245.57 1.589 0.861 
10-Year Average (2003-2012) Excluded Major 
Events (2012) Per IEEE 1366 (*) 143.205 1.367 0.708 
Empresa: Pacific Gas and Electric Company 
CRITERIA  SAIDI SAIFI MAIFI 
All interruptions included (2012) 138.9 1.118 1.918 
Excluding Major Events (2012)  138.9 1.118 1.918 
10-Year Average (2003-2012) Including Major 
Events (*) 238.9 1.399 1.723 
10-Year Average (2003-2012) Excluded Major 
Events (2012) (*) 177.81 1.267 1.6396 
(*) Cálculos realizados por Keraunos con base en la información de las 
referencias [32] [35] para efectos de comparación. 
 
Se define un evento mayor “CPUC” como un evento que causado por fuerza mayor que 
dar lugar a un estado de emergencia, por ejemplo: terremotos, incendios o tormentas, 
etc.  
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En Estados Unidos, con el apoyo del Departamento de Energía de Estados Unidos,  
Ernest Orlando Lawrence Berkeley National Laboratory preparó el documento titulado 
“Tracking the Reliability of the U.S. Electric Power System: An Assessment of Publicly 
Available Information Reported to State Public Utility Commissions”, donde se analizan 
las diferentes métricas que las empresas usan para evaluar la confiabilidad de sus 
sistemas eléctricos (ver referencia [14] documento completo). En este reporte se muestra 
que en la mayoría de los estados, las empresas usan los indicadores SAIFI y SAIDI.  
 
Por otro lado, en Panamá, el servicio de distribución de energía eléctrica en este país se 
presta a través  de  tres empresas que tienen asignada oficialmente concesiones: 
 
Figura 1-3. Porcentajes de atención de la demanda y niveles de dispersión de clientes 






Las externalidades a las cuales se ven sometidos los sistemas eléctricos de estas tres 
empresas pueden ser comparables con las condiciones de las redes de distribución en 
algunas regiones de Colombia como la Costa Atlántica y Pacífica, razón por la cual es 
importante analizar el orden de magnitud de los  valores de sus indicadores de calidad 
del servicio [1].  
 
Los indicadores de confiablidad para cada una de las empresas concesionarias se 
presentan en la Figura 1-4 y Figura 1-5, discriminados por áreas urbanas y áreas rurales. 
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Figura 1-4. SAIFI y SAIDI para las áreas urbanas atendidas por las tres empresas 
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Figura 1-5. SAIFI y SAIDI para las áreas rurales atendidas por las tres empresas 








En Europa, el Consejo de Reguladores Europeos de la Energía (The Council of European 
Energy Regulators - CEER) creado en  2000 para la cooperación entre  los reguladores 
de energía independientes de Europa publicó el año anterior un reporte titulado “The 5th 
Benchmarking Report on the Quality of Electricity Supply”, donde se hace una 
comparación del desempeño de los sistemas eléctricos de algunos países europeos. El 
documento  completo se puede obtener  en  http://www.energy-
regulators.eu/portal/page/portal/EER_HOME/EER_PUBLICATIONS. 
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Aquí solamente se van a incluir  tres figuras muy  ilustrativas  que indican  tendencias del 
porcentaje de redes subterráneas y de los valores de SAIDI en circuitos de media tensión 
de países miembros de La CEER.  
 
En la Figura 1-6 se muestran los resultados de  una regresión lineal que relaciona la 
densidad poblacional con los porcentajes de redes subterráneas de media tensión. 
Asumiendo que se puede aplicar esta tendencia al caso colombiano, donde la densidad 
es aproximadamente 41 habitantes por km2, el porcentaje de red subterránea es 18%, 
valor superior al porcentaje real de los circuitos de nivel 2 y 3 de tensión, en los cuales no 
se supera en general el 10% [1]. 
 
Figura 1-6. Correlación estadística del porcentaje de circuitos subterráneos de media 




Para comparar los niveles de calidad del servicio de los países miembros de CEER, se 
construyó la gráfica de la Figura 1-7 donde se indica el valor de SAIDI y SAIFI con 
relación al porcentaje de red subterránea de media tensión. También se incluye una 
regresión lineal que muestra la relación entre estos valores y pone de presente los 
valores de SAIFI y SAIDI son cada vez más pequeños en la medida que el RED-S% es 
mayor, es decir, que la calidad está relacionada directamente con este RED-S%. 
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Figura 1-7. Correlación estadística entre el porcentaje red subterránea en redes de 
media tensión y el “SAIDI total” (incluyendo interrupciones no programadas, eventos 




Asumiendo que está relación fuera aplicable a las redes colombianas, los valores 
esperados para SAIDI serían cercanos a los 300 min, valor muy inferior al de los 
indicadores mostrados por los circuitos de nivel 2 y 3 en Colombia [1]. 
 
En Brasil se utilizan los indicadores: DEC e FEC que corresponden a “Duração 
Equivalente de Interrupção por Unidade  Consumidora” y “Frequência Equivalente de 
Interrupção por Unidade Consumidora”, respectivamente. Estos indicadores se pueden 
asociar con el SAIDI y el SAIFI internacionales. El regulador brasilero ANEEL tiene 
publicados en su página  web  los valores de DEC y FEC para las empresas 
distribuidoras discriminadas por estado y los indicadores totales para Brasil. Para el año 
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1.3 Confiabilidad de transformadores de distribución 
 
En Colombia se han adelantado varios estudios acerca de la falla de los transformadores 
de distribución [5] [3] [4] [20] [7]; uno de estos trabajos, realizado entre 1996 y 1997 por la 
Universidad Nacional, EEB y Colciencias, presentó un análisis sobre la vida útil de los 
transformadores para diferentes zonas del área operada en su momento por la Empresa 
de Energía de Bogotá. La Figura 1-8 describe el porcentaje de transformadores fallados 
sobre el total de transformadores instalados durante un año, para diferentes zonas del 
departamento de Cundinamarca.  
 
Las zonas mencionadas en La Figura 1-8 están por una parte en el Altiplano 
Cundiboyacense y zonas aledañas (Zipa, Charquito, Chia, Madrid, Rosal, Tequendama, 
Usme, Noreste y Calera), que es en términos generales una zona con valores bajos de 
externalidades como el Nivel Ceráunico y Precipitación, y por otro lado en zonas de 
Montaña Centro (Rionegro, Guatavita, Ubaté, Anolaima, Cambao, Pacho y Villeta), con 
valores altos de las mismas externalidades.  
 
De la Figura 1-8 se puede extraer que en las zonas de Montaña Centro, entre el 10 y el 
40% de los transformadores instalados fallan durante el primer año; mientras que para 
las zonas en el Altiplano Cundiboyacense el porcentaje de equipos fallados durante el 
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Figura 1-8. Porcentajes de transformadores de distribución fallados sobre el número de 




En la Figura 1-9 se muestra la distribución mensual de la falla de transformadores, la cual 
muestra una tendencia en que el número de fallas de transformadores aumenta con las 
épocas de tiempo severo en esta zona del país. Los resultados muestran que en más de 
un 90% la falla de transformadores es debida a las externalidades asociadas con el 
tiempo. 
 
La Figura 1-10 muestra las curvas de probabilidad de vida útil de los transformadores de 
distribución, teniendo en cuenta tres escenarios de riesgo dadas por el entorno: riesgo 
alto, medio y bajo. El riesgo mencionado esta descrito en la referencia  [4], en el que el 
riesgo se obtuvo de una función que pondera la DDT y la amplitud de corriente de retorno 
del rayo. De la Figura 1-10 se concluye que para un escenario de riesgo alto, la vida util 
promedio de un transfromador de distribución es 2 años, lo que se traduce en una tasa 
de 0,5 fallas/año. Para una zona de riesgo medio, la vida util promedio es de 
aproximadamente 5 años, lo que representa una tasa de 0,2 fallas/año y para zonas de 
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riesgo bajo, la vida útil promedio es de 7 años, es decir, una tasa de 0,14 fallas/año. Los 
anteriores resultados aplican únicamente para zona rural, para zonas urbanas las tasas 
de fallas esperadas son bastante menores. 
 
Figura 1-9. Número de transformadores fallados de acuerdo al mes [4]. 
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Investigaciones realizadas más recientemente [7][23][24][25][26][27] revelan que las 
tasas de fallas de transformadores de distribución en las regiones estudiadas, 
principalmente aquellas en donde los sistemas de distribución tienen alta exposición a 
rayos, se mantienen en los mismos porcentajes. Algunas estimaciones generales revelan 
que la cantidad de transformadores fallados en un OR promedio oscila entre 500 y 1200 
al año. A la fecha, no se cuenta con un informe público consolidado en el que se pueda 
comparar el desempeño actual de los transformadores en las mismas regiones.  
 
Con el ánimo de ilustrar el comportamiento de la quema de transformadores a partir de 
información más reciente, a continuación se describe la bitácora de fallas de un Operador 
de Red real con base en el informe [58] del año 2013. La Figura 1-11, muestra la 
cantidad de transformadores quemados al año de todos los circuitos pertenecientes a un 
Operador de Red real, el cual tiene circuitos ubicados en zonas de alta actividad de rayos 
del país. El OR cuenta con 94 circuitos, los cuales presentan la mortalidad de 
transformadores reportados en la bitácora de la figura con la causa rayos. Los detalles de 
este estudio se encuentran en la referencia [58]. 
 
Figura 1-11. Cantidad de transformadores quemados al año para todos los circuitos que 
componen un Operador de Red real (adaptada del informe [58] del 2013). 
 
20 Análisis de la mortalidad de transformadores en zonas rurales y su impacto en 
los indicadores de confiabilidad de los sistemas de distribución 
 
La Figura 1-12 muestra el porcentaje de transformadores quemados al año con respecto 
al número total de transformadores instalados en cada circuito del OR. Como se puede 
observar existe un grupo de cuatro circuitos que tienen porcentajes anuales de quema de 
transformadores entre 24% y 43%. Por otro lado, existen alrededor de 27 circuitos con 
porcentajes que van desde 5% a 15% y finalmente el resto de circuitos, tienen 
porcentajes menores a 3%.  
 
Adicionalmente, también se muestra el valor de la potencia promedio (Pm) y el número 
de transformadores instalados (N), asociados a los circuitos con diferentes porcentajes 
de quema de transformadores. Se observa que los circuitos con mayor porcentaje de 
quema tienden a tener potencias promedio más bajas. Mientras que los circuitos que 
presentan menor porcentaje de quema de transformadores, inferior a 3%, tienen un valor 
promedio de potencia mucho más alta. 
 
Figura 1-12. Relación del número de transformadores quemados al año en función del 
total de transformadores instalados para todos los circuitos del Operador de Red real 




Tanto la información de la EEB de 1997 [3][4][5], como la del OR de 2013 [58], son 
coherentes en el sentido de mostrar diferencias en la vida útil de los transformadores 
Pm= 20,5 kVA 
N= 4502 
Pm= 33,1 kVA 
N= 3007 
Pm= 62,7 kVA 
N= 2887 
Pm= 78 kVA 
N= 4033 
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para zonas con diferentes condiciones de exposición a rayos. Adicionalmente, los valores 
de vida útil son semejantes; por ejemplo, en la zona de mayor exposición a rayos en el 
reporte de 1997, la vida útil de los equipos tenía un valor medio de 2 años, en el caso del 
OR en 2013, la vida útil en la zona de mayor exposición a rayos tiene valores medios que 
van desde 1,5 hasta 3 años. 
 
La información en específico de quema de transformadores en Colombia no está 
consolidada en las bases de datos públicas como son el SUI de la CREG o la base de 
datos INDICA usada por XM, dado lo anterior, la información de quema de 
transformadores se encuentra en cada OR y es restringida por aspecto de 
confidencialidad. 
 
1.4 Descripción del SIN 
 
El sistema de distribución de energía de Colombia (Sistema Interconectado Nacional - 
SIN) tiene sus características generales almacenadas en el Sistema Único de 
Información – SUI, en una base de datos gestionado por la CREG (Comisión de 
Regulación de Energía y Gas).  
 
Los parámetros más importantes relacionados con la confiabilidad del sistema fueron 
estudiados por Keraunos y CREG [1]. El SIN está actualmente compuesto por 208,244 
km de líneas de potencias de 11.4, 13.2 y 34.5 kV, con 5.079 circuitos y 496,908 
transformadores de distribución de energía. Cerca del 70% de los circuitos se encuentran 
en zonas urbanas, con una longitud media por circuito de 12,5 km y la carga media 
nominal de los transformadores urbanos de 112,5 kVA. Por otro lado, el 30% restante 
son circuitos rurales con longitudes que van desde 50 a más de 500 km y el promedio de 
carga nominal es de 15 kVA de los transformadores de potencia rurales; como 
consecuencia, los circuitos de distribución de energía rurales muy largos representan 
aproximadamente el 75% de la longitud total del Sistema de Distribución de Energía de 
Colombia.  
 
Los últimos resultados muestran que Colombia presenta una fuerte dicotomía rural-
urbana, donde se usan redes eléctricas media tensión muy largas de en las zonas 
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rurales, en vez de usar sistemas de transmisión. En consecuencia, los sistemas de media 
tensión son más sensibles a los factores externos tales como rayos. Las tasas de falla de 
los sistemas rurales (comúnmente superior a 0,5 rayos / km al año) son más de 30 veces 
mayor que en los sistemas urbanos y los tiempos de reparación (tiempo medio de 
reparación - TMR) aumenta considerablemente cuando el nivel de ruralidad (índice que 
mide la densidad de población y la distancia a los centros urbanos [28] aumenta.  
 
En la Figura 1-11 presenta el TMR para transformadores de distribución de energía en 
función del Nivel de Ruralidad en Colombia [1]. Los grandes centros urbanos tienen un 
nivel de ruralidad de 1, las regiones pobladas intermedias tienen nivel de ruralidad de 2 y 
3 y un nivel de ruralidad de 4 y 5 en zonas muy remotas.  
 
Hay que tener en cuenta que TMR de los centros urbanos es de aproximadamente 0,5 
días, mientras que en las zonas pobladas intermedias está cerca de 2,5 días y en zonas 
muy remotas que está cerca de 4 días. 
 
Figura 1-13. Tiempo Medio de Reparación – TMR para transformadores de distribución 
en Colombia, con respecto al Nivel de Ruralidad (1: Centros Urbanos, 2, 3: áreas 
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1.5 Actividad de rayos en Colombia 
 
En 1990, el Servicio Meteorológico de Colombia y la Universidad Nacional de Colombia 
publicaron el primer mapa de nivel ceráunico (Días de Tormentas), en donde se explicara 
mejor en el numeral 1.4.1, algunas regiones expuestas con más de 140 días de tormenta 
al año, fueron el rio del Valle Magdalena, Río del Cauca Valle, Catatumbo y otros.  
 
Younes [37] presentó en 2002 el primer mapa de Densidad de Descargas a Tierra 
obtenido a partir de una red de localización de rayos llamada RECMA, compuesto por 
seis sensores y utilizando líneas base desde 190 a 480 km. La base de datos utilizada 
fue de un periodo de cinco años, desde 1997 a 2001, utilizando un área de 3x3 
kilómetros. Las regiones antes mencionadas presentaron una DDT de 34 rayos / km2 
año nube -tierra. Las descargas negativas nube-tierra representaron el 67,3% del total de 
los rayos detectados. La multiplicidad de los rayos nube-tierra para una base de datos de 
1997-2001 mostró que el 95% de las descargas positivas y el 67% de las negativas 
tenían un solo stroke. 
 
1.5.1 Nivel Ceráunico - NC (Keraunic Level): 
 
Está dado por el número anual de días de tormenta en un lugar específico. Un día de 
tormenta se define como un día de calendario local durante el cual un trueno es 
escuchado al menos una vez en una ubicación dada [30]. El rango en el que el trueno es 
audible está alrededor de los 15 km, con un rango máximo de 25 km.  
 
Con los primeros estudios de la actividad eléctrica atmosférica realizados en Colombia a 
principios de la década de los 90, se realizó una aproximación a las características del 
rayo a nivel espacial y temporal. De estas primeras investigaciones se publicó el primer 
mapa de niveles ceráuneos de Colombia donde se observaban las zonas más críticas del 
número de días de tormenta al año, como lo son el medio y bajo Magdalena, el sur del 
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1.5.2 Densidad de Descargas a Tierra - DDT (Ground Flash Density): 
 
Se define como el número de rayos nube-tierra que se presentan en un área de 1 km2 
durante un año. El DDT es considerado el primer indicador de la incidencia de rayos en 
una región. Típicamente el DDT es calculado a partir de las medidas de contadores de 
rayos, sistemas de localización de rayos y sistemas ópticos instalados en satélites [21] 
[30]. La Figura 1-15 muestra la DDT de Colombia. 
 
Figura 1-15. Mapa de Densidad de Descargas a Tierra – DDT (rayos/km2año); 1997 – 
2001. [37]. 
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Solo hasta el año 1997 se empezó a medir la Densidad de Descargas a Tierra – DDT con 
la implementación de una red de detección y localización de descargas eléctricas 
atmosféricas, hoy propiedad de ISA, la cual contaba con 6 sensores instalados 
principalmente sobre la región Andina. De esta forma se logró publicar un primer mapa 
de este parámetro en el año 2002 (ver Figura 1-15). Esta red se mantuvo en operación 
entre los años 1997 a 2001. Durante la realización de este estudio se hizo una 
comparación con una imagen obtenida del LIS – Lightning Imaging Sensor.    
 
Desde el año 2004 se han podido generar mapas de Densidad Total de rayos – TLD 
(Total Lightning Density - información de rayos producidos entre nubes y nube a tierra) 
utilizando información generada de la red mundial de localización de rayos WWLLN – 
World Wide Lightning Location Network, la cual cuenta con más de 50 sensores 
instalados alrededor del mundo y alcanza a cubrir la totalidad del territorio colombiano. La 
Figura 1-16 muestra un mapa con información de descargas eléctricas atmosféricas 
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Figura 1-16. Mapa de Densidad Total de Descargas (rayos/km2año) para los años: 2009-
2010. (Fuente: World Wide Lightning Location Network – WWLLN) 
 
 
El sistema de detección de rayos más reciente y preciso se instaló en 2011 en base a 
sensores VLF / LF LINET, utilizando líneas de base a partir de 120 a 420 Km. Se 
realizaron estudios de la DDT mediante el uso de una base de datos de dos años (2012 a 
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2013) y un área de 3 x 3 kilómetros. En la Figura 1-17 se presenta la DDT para Colombia 
basada en los datos rayos de LINET (área de estudio corresponde a la zona aproximada 
de máxima eficiencia del sistema de localización de rayos). 
 
Los valores máximos se encuentran cerca de 60 rayos / km2-año. Cabe destacar que 
sistemas anteriores de detección de rayos no tuvieron un buen desempeño, debido a los 
rayos con corrientes máximas inferiores a 10 kA. Para llevar a cabo comparaciones con 
datos anteriores, sólo se consideraron los flashes nube-tierra con corrientes de pico 
superiores a 10 kA para el cálculo DDT. Si se utiliza la base de datos completa, el 
máximo DDT es de 92 rayos/km2-año [33].La región del Magdalena Medio, presenta una 
DDT cerca de 60 rayos/km2año. El mapa de DDT (ver Figura 1-17) también muestra que 
la DDT depende de la topografía del país. 
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Figura 1-17. Mapa de Densidad Total de Descargas (rayos/km2año). Base de Datos: 
2012-2013. Se usaron Corrientes Pico mayor a 10kA. [36]. 
 
 
Las zonas de más alta altitud como la Cordillera de los Andes centrales coinciden con 
valores bajos de DDT, menos de 1 rayos/km2año o incluso 0 en muchas partes. Por otro 
lado, los más altos valores de DDT se encuentran a lo largo de las colinas y terrenos 
bajs. La relación entre Nivel Ceraunico – NC y Densidad Descargas  Tierra - DDT se 
representa en la Figura 1-16 usando 8152 áreas de 10 x 10 km, aproximadamente el 
71% del territorio colombiano [33]. La DDT aumenta exponencialmente con el NC, en una 
amplia gama de dispersión. Por ejemplo, si el NC es de 80 días de tormenta, la DDT 
pasa de 1,2 y 10,5 rayos / km2año; si el NC es de 140 días de tormenta, la DDT varía de 
6,5 a 51,5 rayos / km2año. La máxima DDT coincide con un NC de 132, mientras que el 
máximo valor de NC es de 218 días de tormenta. La ecuación más aceptada que 
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Anderson (1984) mediante el uso de cinco años de datos históricos de Sudáfrica (1). Esa 
expresión fue adoptada por las organizaciones de normalización como CIGRE e IEEE. El 
rango para TD fue de 4 a 80 días de tormenta, la gama de Ng fue 0,2 a 13 rayos/km2year 
y la relación entre ambas variables fue casi lineal. A diferencia de la ecuación de la 
Anderson, DDT y NC en Colombia presenta un rango de variación mucho mayor y una 
relación no lineal. Torres, adaptando la ecuación de Anderson a los datos históricos de 
Colombia obtuvo una relación no lineal, donde la DDT (Ng en la ecuación (1.3)) toma 
valores muy altos cuando NC (TD en la ecuación (1.3) aumenta. 
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El número de rayos Nube-Tierra por mes de una base de datos de 2012-2013 como se 
muestra en la Figura 1-19 a); en el centro de Colombia se observa un patrón bimodal con 
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número máximo de rayos desde abril hasta mayo y de septiembre hasta noviembre, 
mientras que en el norte de Colombia un comportamiento monomodal es clara la 
actividad máxima durante junio, julio y agosto. En la Figura 1-19 b) también se muestra el 
número de rayos detectados en función de la hora, hora local. La mayoría de los rayos se 
detectan desde la 17 hasta las 02 horas. La incidencia mínima de rayos se observa a 
partir desde las 08 hasta las 13 horas. Estudios previos en la zona tropical en el sureste 
de Brasil [31], presentaron que la actividad de rayos se observa con frecuencia desde las 
12 hasta las 24 horas en hora local, con un máximo de número de rayos en las 17 horas. 
Las bases de datos en Colombia exponen que no sólo durante la tarde, sino también 
durante la noche hay bastante actividad de tormentas, lo cual explica en parte los valores 
altos de DDT [32][33]. 
 
Figura 1-19. Comportamiento de rayos en el tiempo a) Variación mensual del número de 
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2. Análisis de tasas de fallas de 
transformadores 
Este capítulo busca analizar cuál es la situación de exposición a rayos de los 
transformadores ubicados en diferentes regiones naturales y en circuitos de diferentes 
características físicas y eléctricas. Estas condiciones de exposición son las que definen 
las tasas de falla, a causa de rayos. Mediante análisis estadísticos se caracteriza la 
exposición de los transformadores a la actividad de rayos en las diferentes regiones 
naturales y para las diferentes potencias, lo que trae asociado la distribución de usuarios, 
que posteriormente es la que define los valores de los indicadores de confiabilidad que 
pueden ser asociados a la causa rayos. No se tiene la certeza de que proporción del 
indicador total de confiabilidad es debida a esta causa, pero se puede observar que para 
diferentes condiciones de ruralidad y de actividad de rayos esta causa de falla puede 
situarse dentro de las más importantes. 
 
Los efectos del tiempo sobre la confiabilidad de la energía pueden ser considerados por 
el uso de un modelo de tiempo de dos estados, incluyendo al menos dos condiciones de 
tiempo ambientales [34][35]: normales y adversas. Las tasas de Falla en condiciones 
ambientales normales (  ) son, en general, las relacionadas con el buen tiempo y las 
tasas de falla de tiempo adverso (  ), las cuales están comúnmente relacionados con el 
mal tiempo incluyendo rayos y vientos intensos Figura 2-1. Un valor promedio de tasa de 
falla ( ) se puede derivar de    y  
 , de acuerdo con los períodos de tiempo S y N en la 
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                     2.1  
 
Comúnmente, los sistemas de distribución de energía presentan cortos períodos de 
condiciones de tiempo severo, es decir S es mucho menor que N, de modo que, el 
promedio de tasas de falla   en un año calendario está cerca de la tasa de fallas en 
condiciones normales    
 
En el caso de Colombia se puede presentar una situación diferente; el Nivel Ceraunico 
en Colombia, tal como se describe en la Figura 1-14, es superior a 100 días de tormenta 
por año en varias regiones, nótese que en la Figura 1-19 que la actividad de rayos puede 
también extenderse en gran parte del día. Así que, S resulta comparable a N y en 
algunas pocas áreas, donde el Nivel Ceraunico está cerca de 200, S se podría considerar 
incluso superior a N; por lo tanto la tasa de falla promedio (   en un año calendario 
podría estar más cerca de la tasa de falla en tiempo severo      que la tasa de falla en 
condiciones normales    . 
 
La Tasa de Falla de rayos en tiempo severo      en las líneas aéreas de distribución de 
energía se calcula teniendo en cuenta los impactos directos e indirectos sobretensiones 
inducidas [35]. La ecuación 2.2 da el número de rayos por kilómetro Ns según la DDT Ng, 
la altura h y anchura b de la línea. 
 
      
(        )
  
                 2.2  
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Las sobretensiones inducidas por rayos tienen un cálculo mucho más complejo; se trata 
de un modelo de canal del rayo, acoplamiento electromagnético y un modelo para los 
transitorios electromagnéticos en las líneas de alta tensión. Estudios anteriores [21] han 
demostrado que cerca de 90% de las tasas de falla de las líneas aéreas rurales son 
producidos por sobretensiones inducidas por impactos indirectos de rayos. 
 
Para el caso de los trasformadores, la tasa de fallas también aumenta para los periodos 
de actividad de rayos descritos en forma indirecta mediante el Nivel Ceráunico. En la 
sección 2.3 se hace una descripción de la variable DDT para una población 
representativa de transformadores en Colombia con lo cual se busca asociar una tasa de 
fallas. La tasa de fallas depende de diversas variables incluyendo el efecto que tienen las 
sobretensiones provenientes de las redes aéreas de media y baja tensión, en este caso 
resulta práctico usar las estadísticas de vida útil de los transformadores construidas a 
partir de bitácoras de fallas con un análisis previo de causas. Estos aspectos son 
tratados con más detalle en el capítulo 3. 
 
2.1 Aspectos generales 
 
Un análisis inicial general sobre la exposición a rayos de los transformadores en 
Colombia puede hacerse mediante el uso de la información histórica de actividad de 
rayos (Capitulo 1) y la información de los transformadores dada en la descripción del SIN 
(Capitulo 1). 
 
Los sistemas de distribución de energía actuales dentro de la zona de estudio (zona de 
máxima de eficiencia de la red de localización de rayos) tienen un total de 251,024 
transformadores de distribución. Aproximadamente, 66.380 transformadores de 
distribución de energía se encuentran en la zona de alta actividad de rayos en la Figura 
2-2 con una DDT superior a 8 rayos/km2año; este número es un poco más alto que el 
número total de transformadores en la ciudad más poblada de Colombia (Bogotá, aprox. 
8 millones de personas). Por otro lado, 5.898 tienen un valor de DDT bastante alto, 
superior a 25 rayos/año km2. 
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El promedio de DDT de los 251.024 transformadores es de 6,8 rayos/km2año. Los 
transformadores ubicados en la zona de más alta actividad de rayos (DDT>8 
rayos/km2año) representan el 26,4% (fracción=0,26 en la Figura 2-2) del número total de 
transformadores instalados dentro de la zona estudiada. 
 
Figura 2-2. Distribución acumulada de DDT (rayos/km2año) para 251,024 
transformadores de distribución de energía dentro de la zona de estudio (figura tomada 





La Tabla 2-1 muestra la estimación de las tasas de falla para los transformadores de 
distribución de energía mediante el modelo de tiempo de dos estados anteriormente 
explicado (Figura 2-1) y teniendo en cuenta los resultados estadísticos para la actividad 
de rayos. Los niveles de exposición, tomados de [8], se definieron como normales (DDT 
< 8 rayos/km2año), alta (8 <DDT<25 rayos/km2año) y muy alta (DDT> 25 rayos/km2año). 
El promedio del Nivel Ceráunico es de 70, 115, 150 días de tormenta, lo que corresponde 
a normal, alto y muy alto, respectivamente. Tomando el supuesto de que un día de 
tormenta corresponde a un día de condiciones meteorológicas adversas; entonces S es 
igual a 0.19, 0.31 y 0.41 en los mismos niveles de riesgo. Para los tres niveles de 
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exposición bajo, medio y alto, el valor medio de vida útil es 8 años ( =0,125), 5 años 
( =0,2) y 1,5 años ( =0,67), respectivamente.  
 
La tasa de falla en condiciones normales (  ), puede tomarse de la norma IEEE 346 
[[61]], en donde 0,0015 fallas/año se consideran como valor típico para transformadores 
de distribución. 
 
Para el caso específico de las fallas de transformadores de distribución de energía 
durante condiciones meteorológicas adversas pueden estimarse mediante el uso de las 
estadísticas del ciclo de vida [8]; en donde la tasa de fallas promedio ( ) corresponde al 
inverso de la vida útil, teniendo en cuenta que la falla por rayos conduce directamente a 
la destrucción de los elementos internos esenciales del equipo, como son sus 
devanados. Tomando de la referencia [8] el valor medio de vida útil y derivando de allí la 
tasa de fallas promedio ( ) para las diferentes condiciones de DDT descritas en los 
párrafos anteriores, se puede hacer la estimación de tasas de fallas de tiempo adverso 
(  ) descritas en la Tabla 2-1.  
 
La Tabla 2-1 resume las tasas de falla en condiciones climáticas normales y adversas 
para transformadores de distribución [36], teniendo en cuenta los niveles de riesgo 
normales, altos y muy altos dados por la actividad de los rayos. El promedio de tasas de 
falla en condiciones de riesgo muy alta para transformadores de distribución (  = 0,67) es 
45 veces más alta que la tasa de falla en condiciones normales (  = 0,015).  
 
Tabla 2-1. Tasas de falla en condiciones normales (  ), en condiciones de tiempo 
adverso (  ) y promedio ( ), para transformadores de distribución de energía de acuerdo 
con la actividad de los rayos [36]. 
Elemento Número (%) 
DDT 
(rayos/km2año) 
Tasas de Falla 
(fallas/año) 
    
    
Transformadores de 
Distribución 
5.898 (2,3%) 30,33 0,015 1,61 0,67 
60.482 (24,1%) 12,28 0,015 0,60 0,2 
184.644 (73,6%) 4,06 0,015 0,52 0,125 
Total 251.024 (100%)     
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A continuación se explica detalladamente como se relacionó la información de DDT 
extraída de la base de la Red de Localización de Rayos LINET, con la información de 
transformadores suministrada por la CREG, explicando así los softwares utilizados para 
realizar este análisis, tanto geográfica como estadísticamente. Se comenzó 
seleccionando un área de análisis la cual fue la de más alta eficiencia de la Red de 
Localización de Rayos de Colombia (LINET), teniendo en cuenta las condiciones 
topográficas y fisiológicas del país y de esta forma se identificaron las regiones naturales 
con las cuales se trabajaron.  
  
2.2 Selección de áreas de análisis 
 
En Colombia existe una gran variedad de condiciones fisiográficas, las cuales a su vez 
tienen una alta relación con las condiciones climáticas. Debido a la presencia y 
conformación de los tres ramales de cordilleras del sistema Andino que penetra en 
Colombia, el territorio nacional ofrece gran variedad de aspectos y configuraciones de 
relieve, dando lugar a diferentes formas  y condiciones fisiográficas comenzando por las 
tierras más bajas  al nivel del mar (0 msnm)  hasta las cumbres con nieves perpetuas con 
elevaciones que alcanzan los 5.000 msnm [1]. 
 
Como consecuencia del variado relieve, sus formas y la interacción de factores 
meteorológicos, es posible caracterizar diferentes tipos de clima y ofrecer temperaturas 
que van desde los más fríos de 0°C hasta los más calurosos mayor a 30°C, además de 
establecer diferentes condiciones fisiográficas a saber: llanura, meseta o altiplano, 
depresión, montaña, valle, entre otros y definir pisos térmicos desde cálido, templado o 
medio, frío, páramo y nevado o glacial [1]. 
 
A fin de caracterizar las diferentes condiciones topográficas en lo referente a fisiografía 
para los diferentes municipios, se utilizó como parte básica el mapa de regiones 
naturales del IGAC (Ver Figura 2-3) y el mapa fisiográfico de Colombia (ver Figura 2-4), a 
fin de identificar las diferentes condiciones de relieve. 
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Figura 2-3. Mapa de Regiones Naturales de Colombia (Fuente: IGAC). 
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Al correlacionar los transformadores ubicados en la zona de Colombia de más alta 
eficiencia de la red LINET, con el mapa de regiones naturales y de relieve mencionados 
anteriormente, dio como resultado que las siguientes  11 zonas se encuentran dentro de 
la zona de alta eficiencia de la red LINET: 
 
 Llanura del Caribe  
 Montaña Santandereana 
 Montaña Antioqueña 
 Altiplano Cundiboyacense 
 Montaña Centro   
 Alto Magdalena 
 Montaña Sur  
 Valle del Cauca 
 Pacífico  
 Piedemonte Llanero 
 Valle magdalena 
 
Para la presente tesis, solo se tuvieron en cuenta los transformadores ubicados en esta 
zona, en donde la DDT puede ser comparada directamente entre los mismos, para la 
estimación de los indicadores de confiabilidad. Los transformadores fuera de esta zona 
no se consideraron ya que al cambiar la eficiencia de detección de la red se incluía un 
factor adicional de incertidumbre que podía incidir en los resultados. 
 
Cabe resaltar que en la Llanura Caribe al igual que en el pacifico, se encuentran muy 
pocos transformadores, lo que no permite hacer un análisis general y obtener resultados 
que describan estas regiones. 
 
Se realizó este estudio con regiones naturales dado que generan grupos heterogéneos 
entre sí, con elementos homogéneos entre sí. No se realizó por departamentos ni por 
operador de red debido a que tienen diferentes condiciones climáticas. A continuación se 
dará una breve descripción de las regiones naturales mencionadas anteriormente:  
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 Montaña Noreste (Santandereana) 
 
Considera la parte norte de la Cordillera Oriental, incluyendo la Serranía del Perijá. En 
esta zona se encuentran parte de los departamentos de Boyacá, Santander, Norte de 
Santander, Cesar y Guajira. 
 
 Montaña Noroeste – Antioqueña 
 
Ésta región cubre principalmente el departamento de Antioquia y parte de Chocó, Caldas, 
Bolívar y Córdoba. La Altitud de la región varía entre 0 y 2600 msnm aproximadamente lo 
que produce una variabilidad alta en todas las externalidades. 
 
 Altiplano Cundiboyacense 
 
Esta región incluye las zonas de los departamentos de Cundinamarca y Boyacá. La 
altitud para la mayoría de la región se encuentra entre 2400 y 2900 msnm, lo que genera 
un comportamiento muy homogéneo en la mayoría de las variables meteorológicas y 
fisiográficas. El Nivel Ceráunico tiene un comportamiento muy homogéneo con valor 
medio cercano a 50 días de tormenta al año. La Precipitación presenta un valor medio 
cercano a 800 mm y la Temperatura tiene un valor medio cercano a 13 °C. 
 
 Montaña Centro   
 
Ésta región es una de las más complejas, cubriendo áreas de los departamentos de 
Boyacá, Cundinamarca, Tolima, Huila, Meta, Caldas, Quindío, Risaralda, Valle del Cauca 
y Chocó. En el caso de la Altitud, la región cubre áreas desde menos de 400 msnm hasta 
las zonas de los nevados a más de 4500 msnm. 
 
 Alto Magdalena 
 
El Alto Magdalena incluye áreas de los departamentos de Huila, Tolima y Cundinamarca. 
La Altitud de la región presenta una variación en general entre menos de 100 y 2000 
msnm. Dado lo anterior se observa en los valores de las externalidades que se 
distinguen dos zonas, una alta y una baja. 
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 Montaña Sur 
  
La región Montaña Sur comprende áreas de los departamentos de Nariño, Cauca, 
putumayo, Huila, Caquetá y Tolima. La Altitud en ésta región tiene, al igual que todas las 
regiones de montaña de Colombia, una variación alta entre 100 y más de 3000 msnm. 
Por lo anterior, todas las externalidades presentan una gran variabilidad. 
 
 Valle del Cauca 
 
La Región valle del Cauca cubre parte de los departamentos de Valle del Cauca, Cauca, 
Quindío y Risaralda. La Altitud de ésta región está en su mayoría alrededor de los 1000 
msnm lo que produce un comportamiento muy homogéneo en las externalidades. 
 
 Piedemonte Llanero 
 
La Región Piedemonte Llanero cubre principalmente los departamentos de Meta, 
Casanare y Arauca. La Altitud varía entre 200 y 600 msnm, con niveles de Precipitación 
medios alrededor de 2700 mm y un Nivel Ceraúnico que se puede catalogar como medio. 
 
 Valle Magdalena 
 
Esta zona comprende parte de los departamentos de Cundinamarca, Caldas, Boyacá, 
Antioquia, Santander, Bolívar y Cesar. La altitud media en la región es de 140 msnm. El 
Nivel Ceráunico promedia los 115 días de tormenta al año, con un nivel de Precipitación 
medio de 2600 mm; la Temperatura promedio se encuentra alrededor de 28 °C. Por las 
anteriores características, ésta es una de las regiones con condiciones más extremas, 
desde el punto de vista de las externalidades. 
2.3 Cálculo de la Densidad de Descargas a Tierra – DDT 
 
En la Figura 1-17, se muestra la Densidad de Descargas a Tierra para toda Colombia en 
el año 2012, obtenida a partir de los datos de detección de rayos de la red LINET, el DDT 
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fue calculado usando una cuadricula de 3x3 km2. La norma IEC 62858 “Ligthning 
Densities derived from Ligthning Location Systems” define los criterios básicos para 
calcular el parámetro DDT con base en datos históricos. La norma recomienda que el 
Sistema de Localización de Rayos debe tener una eficiencia de detección mínima de 
80%.  
 
Como se puede observar el mayor valor de DDT se presenta en los departamentos de 
Córdoba, Sucre, Bolívar, Antioquia, Santander y Caldas con un valor que oscila entre de 
45 y 55 rayos/km2-año [32][33]. 
 
La Figura 2-5 y la Figura 2-6, muestran la corriente mínima detectable, la cual es una 
medida indirecta de la eficiencia de detección de la red. Con base en los criterios 
descritos en el documento del CIGRE [44], el contorno de 6kA corresponde con una 
eficiencia aproximada mayor al 90%. Debido a que la eficiencia de detección no era la 
misma para todo el país, en esta tesis se usó un área más pequeña como se ha 
mencionado en los numerales anteriores. La diferencia entre dichas figuras, es que la 
Figura 2-5 muestra los inicios de la red LINET en Colombia con tan solo 7 sensores para 
el 2011 y la Figura 2-6 es la cobertura de la red LINET en la actualidad con 15 sensores 
ubicados en sitios estratégicos en todo el país. Se puede observar en esta figura el 
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Figura 2-5. Corriente mínima detectable de rayos nube-tierra, dada en kA, para la red 
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Figura 2-6. Corriente mínima detectable de rayos nube-tierra, dada en kA, para la red 




Adicionalmente, la norma IEC 62858 también recomienda que el error de localización 
medio deba ser inferior a 500 m para rayos nube-tierra. La Figura 2-7 muestra el error de 
localización medio del sistema de localización de rayos para el recuadro mostrado en la 
Figura 1-17. En la Figura 2-7, se observa que la detección de rayos nube-tierra en esta 
zona tiene un error medio de localización de 0,246 km. 
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Figura 2-7. Comportamiento de la variable “error” obtenida a partir de los datos históricos 




2.4 Correlacion de la información 
 
El software utilizado fue el Global Mapper, un software cartográfico que sirve para 
procesamiento de imágenes (PDI) y para sistema de información geográfica (SIG). 
 
Para realizar la correlación de la información de Densidad de Descargas a Tierra - DDT 
con respecto a los 251.024 transformadores, pertenecientes a las potencias más 
comunes y además ubicados en la zona de más alta eficiencia de la red LINET, se 
comenzó por descargar la información de DDT para el año 2012 de la base de datos de 
dicha red, con una grilla de 3x3km. 
 
Seguidamente dicha información de DDT se llevó al Global Mapper, la cual al 
descargarse de la base de datos lo hace como un archivo plano (txt), el cual no presenta 
inconveniente ya que el global mapper es compatible con este tipo de archivo. 
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Luego se procedió a trabajar con la información de los transformadores reportada por el 
SUI, dicha información contenía datos como: latitud, longitud, altitud, código de cada 
transformador, potencia, usuarios, entre otros; todo esto para cada operador de red. La 
información se encontraba en bases de datos y como se dijo anteriormente, cada archivo 
separado por operador de red, así que se depuro la información, dejando solo los datos 
de interés para este estudio (latitud, longitud, altitud, código de cada transformador, 
potencia y usuarios) y se prosiguió a pasar cada documento a un archivo plano y de esta 
forma extraerlo en el Global Mapper. 
 
Ya teniendo en el Global Mapper dos capas, una perteneciente a la información de DDT 
y otra con la información de los 251.024 transformadores en estudio, se dispuso ahora a 
realizar la correlación de ambas. Para ello, se seleccionaron todos los transformadores 
atribuyéndole el valor a cada uno que le correspondía de DDT. De esta misma forma se 
identifica para cada transformador la región natural y el municipio a partir de la división 
política territorial de Colombia. El resultado final se observa en la  Figura 2-8, la cual da 
una descripción más detallada del área correspondiente a la zona de más alta actividad 
de rayos en Colombia (coincidente con la zona de mayor eficiencia de la red LINET 
usada como área de estudio en esta tesis); que incluye el valle del río Magdalena y las 
zonas montañosas cercanas. Varias zonas con alta DDT se identifican en algunas 
localidades, como Samaná, Puerto Berrío, Nechí, Guaranda y otros. 
 
Los puntos negros en la Figura 2-8 ilustran la ubicación de los transformadores de 
distribución a lo largo de los sistemas de media tensión [36]. Las coordenadas 
geográficas de cada transformador fueron comparadas con los valores calculados de 
DDT mediante el uso de celdas de 3x3 km2 y una base de datos de un periodo de 2012-
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Figura 2-8. DDT (rayos / km2año) a lo largo del valle del rio Magdalena, la más alta 
actividad de rayos en Colombia (periodo 2012-2013) y la ubicación de los 
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Teniendo ya los transformadores, los cuales son 182.000 pertenecientes a las potencias 
más comunes y los cuales representan el 69% del total de los transformadores en 
estudio (251.024), con toda esta información asociada, se procedió entonces a realizar 
un análisis estadístico teniendo en cuenta las potencias más comunes de estos 
transformadores (5kVA, 10kVA, 15kVA, 25kVA, 30kVA, 75kVA y 112,5kVA) con respecto 
al valor de DDT de cada uno, en donde se construyó la distribución de probabilidad de la 
variable DDT para cada una de las potencias antes mencionadas. A continuación se 
presentan los resultados de este análisis. 
 
2.4.1 Análisis de DDT para los transformadores en las diferentes regiones 
naturales 
 
Como se han mostrado en diferentes estudios OR [3][4][5][58][59], la vida útil de los 
transformadores tiene una dependencia con la actividad de rayos la cual se hace 
principalmente notorias en las zonas rurales. Adicionalmente, la norma IEEE1410 [35], 
describe como la tasa de fallas de los sistemas de distribución dependen directamente de 
la variable DDT (denotado Ng en la norma IEEE 1410). En esta sección se analizan 
estadísticamente las posibles relaciones que existen entre la variable meteorológica 
(DDT) y la variable eléctrica potencia del transformador. 
 
A continuación se mostrara para cada potencia de transformadores una distribución 
acumulada de la DDT con respecto a cada región natural. Esta relación entre potencia y 
DDT es debida a que la actividad de rayos tiene una relación con la ruralidad la cual esta 
descrita en trabajos como [62] y a su vez los transformadores de distribución tienen unas 
potencias que están asociadas con la concentración de usuarios. Como se verá a 
continuación, las zonas de alta actividad de rayos tienden a estar en regiones de alta 
ruralidad que se asocian con transformadores de potencias más bajas. Lo anterior no 
quiere decir que sea una norma general que todos los transformadores de baja potencia 
tengan asociados altos valores de DDT, pero por el contrario, la gran mayoría de zonas 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de 5kVA 
 
En la Figura 2-9 se puede observar que los sitios de los transformadores de 5 kVA 
presentan una mediana de DDT desde 2,39 rayos/km2año en la región Altiplano 
Cundiboyacense y hasta 21,78 rayos/km2año en la región del Medio Magdalena. El 
mayor número de transformadores de 5kVA se encuentra en la Montaña Antioqueña, con 
una mediana de DDT de 6,67 rayos/km2año, un valor que se encuentra entre los valores 
de exposición que pueden considerarse como medio y alto. Es importante destacar que 
en el Valle Magdalena no se encuentran la mayoría de los transformadores pero los 
transformadores allí ubicados tienen una mediana de DDT bastante significativa, 
ubicándolos en la condición de exposición más alta con un valor de 21,78 rayos/km2año. 
 
Figura 2-9. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 5 kVA en las diferentes regiones naturales 
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En la Tabla 2-2 se describe la cantidad de transformadores de 5 kVA y los valores 
promedio, mediana y desviación estándar de la variable DDT para cada una de las 
regiones naturales. En todos los casos se observa que la diferencia entre los valores del 
promedio y la mediana es muy pequeña, adicionalmente puede observarse la dispersión 
de la variable DDT para cada región; para el caso de Montaña Sur, con la mediana de 
DDT más baja (1,56 rayos/km2año) se tiene una desviación estándar de 0,57 
rayos/km2año, sin embargo, en esta zona se encuentran muy pocos transformadores (13 
transformadores). Es importante mencionar que el Altiplano Cundiboyasence cuenta con 
una mediana de DDT también bastante baja (2,39 rayos/km2año) con una desviación 
estándar de 1,93 (rayos/km2año) en un análisis de 374 de transformadores de 5 kVA.  
 
Para la región Magdalena Medio, con el máximo en la mediana de DDT (21,78 
rayos/km2año), la desviación estándar es de 10,11 rayos/km2año. 
 
Tabla 2-2. Estadísticas de la variable DDT (rayos/km2año) para transformadores de 5 












374 2,86 2,39 1,93 
Alto Magdalena 369 5,95 4,28 4,31 
Llanura Caribe 1.404 6,98 5,69 3,87 
Montaña 
Antioqueña 
4.716 9,49 6,67 7,33 
Montaña Centro 2.106 9,20 7,06 7,59 
Montaña 
Santandereana 
404 9,39 6,72 9,33 
Montaña Sur 13 1,71 1,56 0,57 
Pacifico 15 9,0 9,06 0,16 
Piedemonte 
Llanero 
24 4,73 4,81 1,61 
Valle del Cauca 35 9,73 8,28 3,95 
Valle Magdalena 987 24,05 21,78 10,11 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de 10kVA 
 
La cantidad de transformadores de 10kVA en su mayoría se encuentran ubicados de 
igual forma que para 5kVA en la Montaña Antioqueña, con una mediana de DDT de 8,01 
(rayos/km2año), un valor alto, los sitios de los transformadores con mayor DDT se 
encuentran en el Valle Magdalena con 17,83 rayos/km2año, siendo 3.088 con el riesgo 
más alto de fallas por DDT. 
 
Figura 2-10. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 10 kVA en las diferentes regiones naturales 
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En la Tabla 2-3 se describe la cantidad de transformadores de 10 kVA y los valores 
promedio, mediana y desviación estándar de la variable DDT para cada una de las 
regiones naturales. En todos los casos se observa que la diferencia entre los valores del 
promedio y la mediana es muy pequeña, adicionalmente puede observarse la dispersión 
de la variable DDT para cada región; para el caso de Montaña Sur de manera similar que 
para los datos anteriores tiene la mediana de DDT más baja (1,67 rayos/km2año) y una 
desviación estándar de 0,41 rayos/km2año, sin embargo, en esta zona se encuentran 
muy pocos transformadores (10 transformadores). Como se puede observar en la 
Montaña Sur en general se encuentran muy pocos transformadores en estudio, por ello 
de aquí en adelante haremos una importante mención al Altiplano Cundiboyasence el 
cual cuenta con una mediana de DDT también baja en comparación con las otras 
regiones naturales (2,28 rayos/km2año) con una desviación estándar de 1,96 
(rayos/km2año) en un análisis de 1.521 transformadores de 10 kVA. Para la región 
Magdalena Medio, con el máximo en la mediana de DDT (17,83 rayos/km2año), la 
desviación estándar es de 8,91 rayos/km2año. 
 
Tabla 2-3. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 












1.521 2,68 2,28 1,96 
Alto Magdalena 767 5,81 3,89 4,52 
Llanura Caribe 1.324 8,13 6,11 5,89 
Montaña 
Antioqueña 
10.940 8,01 5,78 6,07 
Montaña Centro 3.577 6,87 5,0 6,51 
Montaña 
Santandereana 
5.673 7,31 5,22 6,83 
Montaña Sur 10 1,73 1,67 0,41 
Pacifico 7 9,23 9,06 0,29 
Piedemonte Llanero 80 4,95 4,97 1,55 
Valle del Cauca 83 11,60 11,17 3,96741 
Valle Magdalena 3.088 18,70 17,83 8,91 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de 15kVA 
 
Los transformadores de 15kVA en su mayoría se encuentran ubicados en la Montaña 
Antioqueña y la Montaña Centro, con una mediana de DDT de 7,36 y 5,44 
(rayos/km2año) respectivamente. De igual forma en el Valle Magdalena se 
encuentran 2.350 transformadores con una mediana de DDT de 20,61 rayos/km2año. 
 
Figura 2-11. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 15 kVA en las diferentes regiones naturales 
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Al igual que las anteriores potencias, en la Tabla 2-4 se describe la cantidad de 
transformadores de 15 kVA y los valores promedio, mediana y desviación estándar de la 
variable DDT para cada una de las regiones naturales. Para el caso del Altiplano 
Cundiboyacense, con una mediana de DDT baja (2,5 rayos/km2año) se tiene una 
desviación estándar de 1,75 rayos/km2año, muy similar a los datos anteriores; mientras 
que para la región Magdalena Medio, con el máximo en la mediana de DDT (20,61 
rayos/km2año), la desviación estándar es de 9,23 rayos/km2año. 
 
Tabla 2-4. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 













7.322 2,82 2,5 1,75 
Alto Magdalena 3.218 5,68 3,72 4,59 
Llanura Caribe 1.019 11,38 8,72 7,72 
Montaña 
Antioqueña 
14.895 7,36 5,5 5,19 
Montaña Centro 11.253 5,44 3,94 5,30 
Montaña 
Santandereana 
4.583 5,39 2,56 5,87 
Montaña Sur 82 1,81 1,83 0,43 
Piedemonte 
Llanero 
445 5,25 5,44 1,90 
Valle del Cauca 247 11,20 10,33 4,20 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de  25kVA 
 
Como se puede observar el mayor número de transformadores de 25kVA, se encuentran 
ubicados en la Montaña Antioqueña (10.554) con un valor de mediana de DDT de 6,11 
rayos/km2año y un número reducido de transformadores ubicados en el Valle Magdalena 
(885) tiene una mediana de DDT de 23,78 rayos/km2año. 
 
Figura 2-12. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 25 kVA en las diferentes regiones naturales. 
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En la Tabla 2-5 se describe la cantidad de transformadores de 25 kVA, sus valores 
promedio, mediana y desviación estándar de la DDT para cada una de las regiones 
naturales. De igual forma se observa que el Altiplano Cundiboyacense, tiene la mediana 
de DDT con un valor muy similar al resto de las potencias (2,17 rayos/km2año) además 
tiene una desviación estándar de 1,66 rayos/km2año; mientras que para la región 
Magdalena Medio, con el máximo en la mediana de DDT (23,78 rayos/km2año), la 
desviación estándar es de 9,86 rayos/km2año. Hasta el momento estas potencias 
cuentan con la mediana de DDT más alta en el Magdalena Medio. 
 
Tabla 2-5. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 













2.249 2,45 2,17 1,66 
Alto Magdalena 992 6,99 4,5 5,26 
Llanura Caribe 799 10,19 7,33 6,92 
Montaña 
Antioqueña 
10.554 7,70 6,11 5,31 
Montaña Centro 5.716 5,96 5,5 4,54 
Montaña 
Santandereana 
1.277 4,63 2,22 4,87 
Montaña Sur 34 1,77 1,67 0,49 
Piedemonte 
Llanero 
95 5,77 5,61 1,53 
Valle del Cauca 402 11,12 10,78 3,93 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de  30kVA 
 
Los transformadores de 30kVA en su mayoría se encuentran en la Montaña Centro con 
un valor de mediana de DDT de 3,89 rayos/km2año, un valor bajo comparado con la 
mediana de DDT de los transformadores ubicados en el Valle Magdalena que tiene  un 
valor de 17,83 rayos/km2año. 
 
Figura 2-13. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 30 kVA en las diferentes regiones naturales 
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En la Tabla 2-6 se describe la cantidad de transformadores de 30 kVA, los valores 
valores promedio, mediana y desviación estándar de la DDT para cada una de las 
regiones naturales. De igual forma se observa que el Altiplano Cundiboyacense, sigue 
teniendo una mediana de DDT con un valor muy similar al resto de las potencias (2,83 
rayos/km2año) y una desviación estándar de 1,57 rayos/km2año; mientras que para la 
región Magdalena Medio, con el máximo en la mediana de DDT (17,83 rayos/km2año), la 
desviación estándar es de 7,54 rayos/km2año. 
 
Tabla 2-6. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 













6.080 3,07 2,83 1,57 
Alto Magdalena 1.253 5,63 3,78 4,43 
Llanura Caribe 109 10,69 7,67 7,12 
Montaña 
Antioqueña 
1.483 7,70 7,06 3,99 
Montaña Centro 4.296 4,84 3,89 4,65 
Montaña 
Santandereana 
2.698 4,74 2,83 4,17 
Montaña Sur 10 1,72 1,83 0,46 
Piedemonte 
Llanero 
145 5,72 6,28 1,48 
Valle del Cauca 221 13,19 13,78 4,14 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de  75kVA 
 
Al igual que la mayoría de las otras potencias de los otros transformadores, los 
transformadores de 75kVA, en su mayoría, se encuentran en la Montaña Antioqueña con 
un valor medio de DDT de 6,56 rayos/km2año. En el Valle Magdalena se encuentran 
1.037 transformadores con una mediana de DDT de 15,83 rayos/km2año. 
 
Figura 2-14. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
los trasformadores de 75 kVA en las diferentes regiones naturales. 
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En la Tabla 2-7 se describe la cantidad de transformadores de 75 kVA, los valores 
promedio, mediana y desviación estándar de la DDT para cada una de las regiones 
naturales. De igual forma se observa que el Altiplano Cundiboyacense tiene una mediana 
de DDT con un valor bajo (2,83 rayos/km2año) y una desviación estándar de 1,57 
rayos/km2año. Es importante resaltar que esta región natural contiene 10.702 de los 
transformadores de esta potencia, el segundo valor más alto en cuanto a número de 
transformadores. Por otro lado la región Magdalena Medio, nuevamente tiene el máximo 
valor de mediana de DDT (15,83 rayos/km2año) y una desviación estándar de 8,67 
rayos/km2año. 
 
Tabla 2-7. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 













10.702 3,32 3,5 1,72 
Alto Magdalena 869 5,22 3,56 4,45 
Llanura Caribe 527 11,6184 9,11 7,06 
Montaña 
Antioqueña 
14.140 7,53 6,56 4,04 
Montaña Centro 4.419 4,19 3,78 4,27 
Montaña 
Santandereana 
2.226 3,04 2,39 2,91 
Montaña Sur 14 1,90 1,83 0,14 
Piedemonte 
Llanero 
145 5,58 6,06 1,49 
Valle del Cauca 571 13,11 14,39 3,08 
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 Distribución de DDT para los sitios de los transformadores de  112,5 kVA 
 
Los transformadores de 112,5kVA predominan en el Altiplano Cundiboyasence, con una 
mediana de DDT de 3,78 rayos/km2año, por lo que se encuentran en un riesgo muy bajo 
de DDT, ya que en el Valle Magdalena se encuentran 410 transformadores con una 
mediana de DDT de 15,83 rayos/km2año, aproximadamente cuatro veces el valor que 
para el Altiplano Cundiboyasence. 
 
Figura 2-15. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 
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En la Tabla 2-8 se describe la cantidad de transformadores de 112,5 kVA, los valores 
promedio, mediana y desviación estándar de la DDT para cada una de las regiones 
naturales. De igual forma se observa que el Altiplano Cundiboyacense tiene una mediana 
de DDT con un valor bajo (2,83 rayos/km2año) y una desviación estándar de 1,57 
rayos/km2año. Es importante resaltar que esta región natural contiene 10.702 de los 
transformadores de esta potencia, el segundo valor más alto en cuanto a número de 
transformadores. Por otro lado la región Magdalena Medio, nuevamente tiene el máximo 
valor de mediana de DDT (15,83 rayos/km2año) y una desviación estándar de 5,12 
rayos/km2año. 
 
Tabla 2-8. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para los sitios de 













9.196 3,43 3,78 1,69 
Alto Magdalena 582 5,27 3,89 3,95 
Llanura Caribe 22 10,44 9,14 6,05 
Montaña 
Antioqueña 
1.549 8,25 7,83 3,64 
Montaña Centro 1.639 2,74 1,33 3,53 
Montaña 
Santandereana 
1.341 2,66 2,39 2,16 
Montaña Sur 8 1,31 1,83 0,72 
Piedemonte 
Llanero 
37 5,59 6,28 1,46 
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2.4.2 Análisis de DDT por potencias 
La Figura 2-16 muestra la distribución de probabilidad de la variable DDT para las 
diferentes potencias de los transformadores, en toda la región de estudio, incluyendo 
todas las regiones naturales. Se puede observar una relación inversa entre la potencia de 
los transformadores y los valores medios de la variable DDT, es decir, los sitios con 
valores medios de DDT mayores tienden a presentar transformadores de potencias más 
bajas (dado el nivel de ruralidad). Los sitios de los transformadores con potencia de 
112,5 kVA (regiones más urbanas) presentan un valor promedio de DDT de 4,24 
rayos/km2año, mientras los sitios de los transformadores de 5 kVA (regiones muy rurales) 
tienen un valor promedio de 10,04 rayos/km2año. En la Figura 2-16 puede observarse por 
ejemplo cómo la probabilidad de que los sitios de un transformador de 5 kVA presente un 
DDT mayor o igual a 10 rayos/km2año es 0.4, mientras que la probabilidad de que los 
sitios de un transformador de 112,5 kV presente un DDT mayor o igual a 10 
rayos/km2año es 0.07.  
 
Figura 2-16 Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para todas las 
potencias analizadas, en toda la región de estudio. 
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La Tabla 2-9 muestra los valores promedio, mediana y desviación estándar para las 
diferentes potencias considerando todos los transformadores en el área de estudio. 
Como se puede observar, las potencias que más predominan en la zona de estudio de 
esta tesis son las de 75 kVA con 45.673 transformadores y con una mediana de DDT de 
4,5 (rayos/km2año) y una desviación estándar de 6,55 (rayos/km2año). 
 
Tabla 2-9. Distribución de probabilidad acumulada de la variable DDT para todas las 
















5 10.535 10,04 6,89 8,61 
10 27.175 8,56 6,0 7,52 
15 45.673 6,65 4,5 6,55 
25 23.086 7,29 5,44 6,39 
30 17.372 5,43 3,78 5,38 
75 34.747 5,93 4,78 4,92 
112,5 14.826 4,24 3,94 3,65 
 
A continuación se muestran dos gráficas para cada región natural en estudio, de las 
cuales la primera es un histograma que muestra para cada región natural la mediana de 
DDT vs la potencia de los transformadores. En la segunda grafica se presenta un 
diagrama de torta, mostrando la cantidad de transformadores que se encuentran en cada 
región natural, repartidos según la potencia. 
 
 Altiplano Cundiboyasence 
 
Como se puede observar en la Figura 2-17 en el Altiplano Cundiboyasence los 
transformadores con potencias de 112,5 kVA, son los que tienen mayor mediana de 
DDT, seguido por los de potencias de 75kVA, o sea los que tienen mayor riesgo de fallar. 
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Figura 2-17 Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en la 




En la Figura 2-18 a continuación se muestra el número total de transformadores ubicados 
en el Altiplano Cundiboyasence (37.444), de los cuales el 29% del total de 
transformadores son de 75kVA, representando la mayoría. 
 
Figura 2-18. Número total de transformadores ubicados en el Altiplano Cundiboyasence 
y su distribución por potencias. 
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 Alto Magdalena 
 
Como se observa en la Figura 2-19, en el Alto Magdalena los transformadores de 25 kVA 
son los que tienen riesgo más alto de fallar con una mediana de DDT de 4,5 
(rayos/km2año). 
 
Figura 2-19. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Alto Magdalena. 
 
En la Figura 2-20 se muestra que el número de transformadores que posee el Alto 
Magdalena de los 251.024 transformadores en estudio es de 8.050 transformadores, de 
los cuales el 40% corresponden a potencias de 15kVA.  
 
Figura 2-20. Número total de transformadores ubicados en el Alto Magdalena y su 
distribución por potencias. 
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 Llanura Caribe 
 
En la Figura 2-21, el mayor valor de la mediana DDT se encuentra en los 
transformadores con potencias de 75 kVA y de 112,5 kVA, con un valor de 9 
(rayos/km2año), seguido por los transformadores de 15 kVA con un valor de 8,7 
(rayos/km2año). 
 
Figura 2-21. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 




A continuación en la Figura 2-22, se puede observar que los transformadores de 5 kVA 
son los que predominan en esta zona, por lo que se puede decir que es muy rural. Es 
importante decir que el 20% de los transformadores allí son de 15kVA, los cuales, como 
se mostró en el histograma anterior, tienen una probabilidad alta de fallar, debido a que 
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Figura 2-22. Número total de transformadores ubicados en la Llanura Caribe y su 
distribución por potencias. 
 
 
 Montaña Antioqueña 
 
En la Figura 2-23, se puede observar que los transformadores de 112,5 kVA son los que 
tienen la mediana de DDT más alta, con un valor de 7,9 rayos/km2año seguido por los 
transformadores de 30 kVA con un valor de 7 rayos/km2año. 
 
Figura 2-23. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Montaña Antioqueña 
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En la Figura 2-24, se muestra como en las anteriores, el número total de los 
transformadores en estudio pertenecientes a esta zona la cual corresponde a la tercera 
parte aproximadamente del total de transformadores que se está estudiando, son 58.277 
de 251.024 transformadores. Por otro lado, se observa que el 26% de estos 
transformadores son de potencia de 15 kVA. 
 
Figura 2-24. Número total de transformadores ubicados en la Montaña Antioqueña y su 
distribución por potencias. 
 
 
 Montaña Centro  
 
A diferencia de la Montaña Antioqueña, los transformadores con mayor probabilidad de 
fallar por rayos son los de 5 kVA para esta zona con un valor de 7 rayos/km2año, es 
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Figura 2-25. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Montaña Centro. 
 
En la Montaña Centro se encuentra un numero bastante significativo de transformadores 
con respecto al total que se está estudiando (33.006 transformadores). Donde el 34% de 
los transformadores ubicados allí son de potencias de 15 kVA. Seguido por los 
transformadores de 25 kVA representando el 17% de estos transformadores, si 
observamos la mediana de DDT para estas potencias tienen un valor de 5,5 
rayos/km2año, un valor significativo en esta zona. 
 
Figura 2-26. Número total de transformadores ubicados en la Montaña Centro y su 
distribución por potencias. 
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 Montaña Santandereana 
 
Al igual que la Montaña Centro, en la Figura 2-27 se muestra que los transformadores de 
potencias de 5 kVA son los que tienen un valor más alto de mediana de DDT el cual es 
de 6,8 rayos/km2año. Seguido por los de potencias de 10 kVA con un valor de 5,1 
rayos/km2año. 
 
Figura 2-27. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Montaña Santandereana. 
 
Como se puede observar en la Figura 2-28, el 31% de los transformadores en esta zona 
son de 10 kVA, coincidiendo que son las potencias que tienen el segundo valor más alto 
de mediana de DDT. 
 
Figura 2-28. Número total de transformadores ubicados en la Montaña Santandereana y 
su distribución por potencias. 
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 Montaña Sur 
 
En la Figura 2-29 se puede observar que esta zona corresponde a la zona con más bajos 
valores de DDT, donde se puede observar que el mayor número de mediana de DDT es 
para los transformadores con potencias de 15, 30, 75 y 112 kVA con un valor de 1,8 
rayos/km2año, esto aparte de que es la zona con menor número de transformadores del 
total estudiados, 171 de 251.024 transformadores. 
 
Figura 2-29. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Montaña Sur. 
 
En la Figura 2-30, se muestra que la potencia de transformadores que más predomina en 
esta zona se tiene a la de 15kVA, constituyendo casi la mitad de los 171 
transformadores. 
 
Figura 2-30. Número total de transformadores ubicados en la Montaña Sur y su 
distribución por potencias. 
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 Piedemonte Llanero 
 
En la Figura 2-31 se muestra que las potencias con mayor valor de mediana de DDT son 
las de 30 y 112,5 kVA con un valor de 6,1 rayos/km2año. 
 
Figura 2-31. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Piedemonte Llanero. 
 
 
En la Figura 2-32 se observa que alrededor del 50% de los 971 transformadores 
ubicados en esta zona son de potencias de 15 kVA como se muestra a continuación. 
Cabe destacar que los transformadores con estas potencias tienen un valor de mediana 
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Figura 2-32. Número total de transformadores ubicados en la Piedemonte Llanero y su 
distribución por potencias. 
 
 Valle del Cauca 
 
En la Figura 2-33, como se puede ver a continuación, la mediana de DDT tiene valores 
más elevados que en el resto de las zonas anteriormente mostradas, predominando los 
transformadores de potencias de 75 kVA con un valor de 14,2 rayos/km2año. Seguido 
por los transformadores de 30 kVA con un valor de 13,9 rayos/km2año. 
 
Figura 2-33. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Valle del Cauca. 
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En la Figura 2-34, se muestra que el 37% de los transformadores ubicados en esta zona 
son de potencias de 75 kVA, y los cuales son los que tienen más riesgo de fallar debido a 
que poseen un el valor más alto de mediana de DDT de la zona como se observó en la 
gráfica anterior. 
 
Figura 2-34. Número total de transformadores ubicados en la Valle del Cauca y su 




 Valle Magdalena 
 
En la Figura 2-35, se observa que esta zona es de las más importantes en cuanto a 
valores altos de DDT, debido a que por su topografía como se puede observar cuenta 
con una mediana de DDT de 23,8 rayos/km2año para transformadores con potencias de 
25 kVA. Seguido por otro valor significativo de 21,8 rayos/km2año para los 
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Figura 2-35. Mediana de la variable DDT para cada una de las potencias estudiadas en 
la región Valle Magdalena. 
 
En la Figura 2-36, se observa que esta zona cuenta con 9.729 transformadores de 
251.024 que se están estudiando en este proyecto, de los cuales el 32% de estos son de 
10 kVA y el 24% de potencias de 15 kVA, comprendiendo más del 50% del total de los 
transformadores, en donde se observa que para estas potencias se tiene una mediana 
de DDT de un rango entre 17 y 21 rayos/km2año. 
 
Figura 2-36. Número total de transformadores ubicados en la Valle Magdalena y su 
distribución por potencias. 
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2.5 Características de los circuitos en las regiones 
naturales 
2.5.1 Circuitos Promedio 
 
En este numeral se presenta una tabla tomada de la circular 036 de la CREG [1], donde 
se resumen los valores representativos de las condiciones de mal tiempo en todas las 
regiones naturales estudiadas, algunas de estas regiones, principalmente aquellas 
caracterizadas por montaña y con varios pisos térmicos, son a su vez subdivididas 
usando análisis de conglomerados (Ver Sección 7 de la circular 036 CREG), las cuales 
son clasificadas en 9 ítems, cabe destacar que en este proyecto se tomaron en cuenta 
agentes externos como la Precipitación, Días de Lluvia, Salinización, Nivel Ceraunico y 
finalmente DDT que es el parámetro de interés en este estudio. Seguidamente, se asignó 
por grupos las diferentes regiones naturales allí estudiadas [1], esto debido a que 
presentaban similitudes en los parámetros anteriormente mencionados. Estos grupos 
están organizados en orden de intensidad de los valores de las externalidades, tal como 
lo indica la Tabla 2-10 
 
Tabla 2-10. Agrupación de regiones de acuerdo al comportamiento de las externalidades. 
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En la Circular 036 [1], se encuentra otra tabla (Tabla 2-2 Características generales de los 
circuitos para cada operador de red en cada grupo. Circular 036, CREG) donde se 
muestra que para cada grupo se encontraron los operadores de red que correspondían 
con cada región natural y se evaluaron sus características físicas y eléctricas de estos 
circuitos, como por ejemplo: longitud, número de ramales, número de transformadores, 
potencia promedio por transformadores, porcentaje del circuito que es aéreo.  
 
Tomando esta información como referencia, se hizo de manera similar la escogencia de 
los circuitos típicos teniendo en cuenta las regiones naturales donde se encontraban los 
251.024 transformadores estudiados en esta tesis, pertenecientes a la zona de más alta 
eficiencia de la red de localización de rayos, es importante resaltar que estos circuitos no 
son reales. 
 
Es importante destacar que los circuitos mostrados en la Tabla 2-10 se clasificaron por la 
magnitud de las diferentes externalidades, en donde, se encontraban las variables 
precipitación, Nivel Ceraunico, DDT, etc.  
 
Partiendo de la Tabla 2-2 de [1], en la cual se clasifican todos los circuitos de distribución 
del SIN del país, de acuerdo a la magnitud de las variables del entorno (precipitación, 
salinización, NC, DDT, etc), en esta tesis se realizó una nueva tabla (Tabla 2-11) 
adaptada, tomando en cuenta solamente el parámetro de DDT. Para cada grupo de esta 
tabla, la DDT fue calculada haciendo un promedio de los valores correspondientes a 
cada división y subdivisión de las regiones naturales explicadas anteriormente. Las 
características eléctricas y físicas de los circuitos de cada grupo corresponden a los 
valores de mediana y desviación estándar dados por la Tabla 2-2 de [1]. Los datos allí 
mostrados (número de transformadores, número de ramales, potencia promedio de 
transformadores, etc.) corresponden a los valores promedio de los circuitos por operador 
de red y según en las regiones naturales que correspondan. Por ejemplo, en el Grupo 1 
se encuentran las regiones naturales como: Montaña Sur, Altiplano Cundiboyacense y la 
parte de menor riesgo en DDT de: Montaña Centro, Montaña Santandereana y Alto 
Magdalena. En esta zona se encuentran diversos operadores de red, entre ellos 
Codensa, entonces se tomaron solo los circuitos de este OR ubicados en esta zona del 
país y se sacaron los promedios de los datos expuestos en la Tabla 2-11. De la misma 
forma se hizo con el resto de OR y ya teniendo estos valores promedios para cada 
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operador de red, se procedió a sacar un valor promedio general para el Grupo 1, y así 
para el resto de los grupos expuestos en la Tabla 2-11. 
 
Los valores promedio de la Tabla 2-11 fueron usados para construir circuitos no reales, 
pero que al representar los valores medios de las variables eléctricas y físicas que 
inciden en la confiabilidad, permiten hacer el análisis de tasas de falla e indicadores de 
confiabilidad, los cuales son desarrollados en los siguientes capítulos. 
 
Tabla 2-11. Características generales de los circuitos representativos. El valor de la 





















































































































Grupo 1: Montaña 
Sur, Altiplano 
Cundiboyacense, 
Montaña Centro, Alto 
Magdalena, Montaña 
Santandereana 




Grupo 2: Montaña 
Santandereana, 
Montaña Antioqueña, 
Valle del Cauca, 
Montaña Centro, Alto 
Magdalena, 
Piedemonte LLanero 




Grupo 3: Llanura 
Caribe 
6 48,0 92,8 23,6 10 136 
Grupo 4: Montaña 
Antioqueña, Pacífico 
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3. Análisis de tasas de falla e indicadores de 
confiabilidad 
En el presente capitulo se estiman las tasas de fallas de líneas y transformadores de 
distribución de los circuitos promedio, causadas por los impactos directos e indirectos de 
rayos y se calculan los indicadores de confiabilidad. De la Circular CREG 036 2013, se 
tomaron los parámetros eléctricos y físicos promedio de circuitos en las diferentes 
condiciones de riesgo; a partir de allí esta tesis desarrolló una metodología en la que se 
analizan las sobretensiones y los indicadores de confiabilidad de los circuitos promedio, 
buscando establecer el efecto que tiene la vida útil de los transformadores de 
distribución. 
 
3.1 Análisis de sobretensiones 
 
Desde 1998, Pérez [38] ha venido desarrollando estudios en el tema de tensiones 
inducidas para el desarrollo de una herramienta que ayude al problema. Para ello, se 
analizaron tres modelos de acople que fueron implementados en un programa 
computacional para el cálculo de tensiones inducidas para líneas sencillas con varias 
aproximaciones de cálculo [38]. Posterior a esto se analizaron estadísticamente algunos 
parámetros involucrados en el cálculo de tensiones inducidas, con los cuales se logró 
desarrollar una ecuación aproximada para su máxima estimación, incluyendo parámetros 
como la conductividad del terreno y el ángulo de incidencia [39]. En este estudio se 
realizó un avance metodológico para poder acoplar un software de tensiones inducidas 
con uno de análisis transitorios como el ATP, a esta innovación se le puso el nombre de 
YALUK-ATP. Esta nueva herramienta computacional (Yaluk), permite de una manera 
novedosa, ubicar los descargadores de sobretensión para líneas complejas. 
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Es importante destacar que en la actualidad el cálculo de las tensiones inducidas se lleva 
a cabo mediante la realización de los siguientes tres pasos: 
 
 Adoptar un modelo para describir el frente de onda de la corriente de la descarga 
de retorno, en función de la altura y el tiempo a lo largo del canal de la descarga. 
 
 A partir de la descripción de la corriente de retorno en el canal de la descarga se 
calcula el campo electromagnético producido por esta corriente a lo largo de la 
línea de distribución. 
 
 Con el campo electromagnético calculado a lo largo de la línea, se usa un modelo 
de acople para calcular la inducción de este campo en la línea. 
 
Para tener más claridad de cómo funciona esta herramienta computacional, es necesario 
tener claro las metodologías de cálculo de tensiones inducidas. Una de las principales 
ecuaciones desarrolladas analíticamente para este fin, fue la de Rusck [49] y en la 
actualidad es una de las más usadas normativamente (IEEE 1410 [35]). 
 
   
       
 
 (  
 
√       
) [kV]                                      (3.1) 
 
Dónde: 






       
h : Altura de la línea [m] 
I : Amplitud máxima de la corriente de la Descarga de retorno [kA] 
y : Distancia desde la línea al punto de impacto del rayo [m] 
v :Velocidad de la descarga de retorno [m/μs] 
c : velocidad de la luz = 300[m/μs]. 
 
Existen otras ecuaciones realizadas a partir de un análisis multivariado, y utilizando 
técnicas de regresión; como por ejemplo la ecuación de Jankov en 1997 [50], quien por 
primera vez propone esta nueva metodología para encontrar una ecuación aproximada, 
posteriormente otra ecuación es encontrada por Pérez [40] en estudios anteriores en los 
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cuales se realizó un análisis estadístico de los parámetros más influyentes en el cálculo 
de las tensiones inducidas. Esta nueva ecuación adiciona parámetros como la 
conductividad del terreno y el ángulo de incidencia en la línea, los cuales no eran 
contemplados en la ecuación de Jankov. 
 
Un parámetro que es considerado muy importante es la topología compleja de los 
circuitos como aquella que contiene más de una ramificación, con elementos del sistema 
(transformadores, descargadores de sobretensión) conectados a ella, multiconductores y 
longitudes superiores a 2km. En la tesis doctoral [40] se realizaron análisis los cuales 
determinaron la influencia de la topología en el cálculo del desempeño de las líneas. 
Dicho esto, es importante mencionar que los circuitos típicos tomados para la realización 
de esta tesis (ver Tabla 2-11) tienen todas estas características. 
 
En esta tesis, para la realización de las simulaciones en el YALUK, se tuvieron que hacer 
una serie de suposiciones teniendo en cuenta las características físicas de los circuitos 
mostradas en la Tabla 2-11 debido a que como se dijo anteriormente estos circuitos no 
son reales. Las suposiciones fueron las siguientes: 
 
 Suposición 1: Topología del circuito. Se supuso circuitos radiales, compuestos 
de un ramal principal de determinada longitud y una serie de ramales, 
dependiendo del dato expuesto en la Tabla 2-11 para cada uno de los 
circuitos. Seguidamente se ubicaron los transformadores de forma simétrica 
alrededor del circuito y que cumpliera con el número correspondiente para 
cada circuito mostrado en la Tabla 2-11. Para mayor claridad, se muestra a 
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Figura 3-1. Circuito no real que representa al Grupo 1. Los círculos indican la ubicación 
de cada transformador. 
 
 
Características del Circuito 1 
Longitud Total (km) 36,5 
Longitud del ramal 
principal (km) 
6,5 
Longitud de cada 
ramal (km) 
1,58 




DX (km) 0,342 
DY (km) 0,197 
Ya teniendo la topología para cada circuito, con ello se pudo armar 3 archivos necesarios 
para realizar las simulaciones, los cuales son: el archivo de conexiones de red, el archivo 
de ubicación de transformadores y el archivo de ubicación de postes o estructuras. A 
continuación se da detalle de cada uno de estos archivos. 
 
 Archivo de conexiones de red 
Nodo inicial Nodo final 
Nombre Nombre 
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Otros datos también necesarios son el tipo de estructuras en donde se usó una 
estructura común en sistemas de distribución (LA202), como se muestra en la Figura 3-2, 
la cual no tienen cable de guarda y usa aisladores tipo PIN. El Critical Flashover 
Overvoltage - CFO del aislador se asumió con un valor de 100 kV, que es 
aproximadamente el CFO de un aislador típico, tipo pin, para una red de 11,4 o 13,2 kV 
 
Figura 3-2. Estructura LA202 (Norma Codensa) 
 
 
En cada lugar donde fue ubicado un transformador, se consideró la presencia de 
Descargadores de Sobretensión en cada fase, usando un modelo de respuesta en 
frecuencia como se describe en IEEE Working Group 3.4.11 [42]. Se usó un Sistema de 
Puesta a Tierra de 20 Ω en cada transformador. No se consideró la existencia de 
Sistemas de Puesta a Tierra en estructuras intermedias. 
 
Para el transformador se usó un modelo de alta frecuencia, como el descrito en la Figura 
3-3; los valores de las capacitancias fueron tomados de [30], en la cual se describen los 
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Figura 3-3. Modelo del Transformador considerando efectos capacitivos para 




    744 
    340 
    215 
 
Adicionalmente, se identificó la Densidad de Descargas a Tierra (DDT), en donde se usó 
la correspondiente para cada circuito mostrada en la Tabla 2-11.  
 
Con esta información de entrada, se procede entonces a ejecutar el código fuente de 
YALUK, descrito en las tesis doctorales [40][43] para cada uno de los circuitos, en el cual 
se coloca el número de casos a simular, teniendo en cuenta los criterios de convergencia 
del método. Los años representados por cada simulación dependen del área cubierta por 
el circuito, de la de DDT y del número de casos.  
 
Es importante destacar, que para lograr la convergencia del método numérico de cálculo 
de tensiones inducidas, se debe realizar un numero N de simulaciones; el resultado es 
una distribución de numero de flameos en todas las estructuras. El N de simulaciones se 
compara con la DDT, que es una variable que indica la frecuencia de ocurrencia de rayos 
(en función del área) en un periodo de tiempo definido, que es un año. Con lo anterior la 
cantidad de simulaciones realizada tiene un equivalente que puede ser medida en años; 
dicho de otra forma, un número N de simulaciones puede representar muchos años en 
una zona de muy baja actividad de rayos o muy pocos años para un sitio de alta 
actividad. Lo que se pretende ilustrar en esta tesis, es que las simulaciones realizadas, 
además de converger, representan un valor en años que indirectamente tiene una 
relación con los indicadores de confiabilidad (que también son medidos en años). Con 
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grupo 5, circuito con mayor área y mayor DDT,  hasta 28 años para el circuito del grupo 
1, circuito con menor área y menor DDT. 
 
Por otro lado, antes de explicar el proceso del cálculo de la tasa de falla de líneas por 
impactos indirectos (  ), es importante señalar que los indicadores de confiabilidad 
dependen de las tasas de fallas de cada uno de los elementos del sistema y de la 
cantidad de usuarios en cada nodo, por lo tanto en un sistema real no es correcto la 
realización de promedios. No obstante, en esta tesis el análisis se hizo sobre circuitos 
promedio (longitudes, ramales, potencia de transformadores, número de usuarios, etc) 
por lo que, las potencias de los transformadores y el número de usuarios están 
construidas con base en una distribución normal (recordemos que los parámetros de 
estas distribuciones, provienen de las estadísticas reales de todos los circuitos de 
Colombia y todos los OR [1]). Es por ello que la tasa de falla por impactos indirectos (  ), 
puede calcularse de la misma forma, mediante promedios ponderados. Lo anterior puede 
entenderse como que un número de usuarios medio, conectado a un transformador con 
potencia media de un circuito medio, percibe unos indicadores de confiabilidad asociados 
a una tasa de fallas media que proviene de una DDT constante en todo el sistema. Cada 
uno de los parámetros tiene una dispersión asociada. 
 
Para el caso del cálculo de la tasa de falla por impactos directos (  ), todos los impactos 
directos de rayos se consideran falla en la línea (  =N), esto debido a que el CFO de los 
sistemas de distribución es muy bajo comparado con las amplitudes de las 
sobretensiones producidas. La única condición en donde un impacto directo de rayo no 
produciría falla, es en el caso en que el rayo tenga una corriente muy baja (inferior a 10 
kA) y a su vez la resistencia de puesta a tierra también sea baja (inferior a 10   ; tanto la 
primera condición como la segunda, tienen probabilidades muy baja de ocurrencia, 
recordemos que el Reglamento Técnico de Instalaciones Eléctricas Colombiana – RETIE 
[63], pone como requisito el uso de 20   como resistencia de puesta a tierra. 
 
A continuación la Figura 3-4, se muestra un diagrama de bloques el cual explica el 
proceso para la estimación de tasas de falla debidas a rayos. 
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Figura 3-4 Diagrama de bloques del proceso de la estimación de tasas de falla debidas a 
rayos. 
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Con la topología de los diferentes circuitos y el valor de DDT se procede a realizar las 
simulaciones de tensiones inducidas, en donde los principales factores que inciden en los 
resultados son: la distribución de probabilidad definida por el CIGRE [35], el número de 
simulaciones y el área de simulación; como resultado se obtienen las tensiones máximas 




* Distribución de probabilidad 
definida por el CIGRE [35]. 
* Numero de simulaciones 
* Área de simulación. 
𝑁   𝐷𝐷𝑇  










* Ramal principal 𝜆  
* Nodos intermedios 𝜆  
* Nodos extremos 𝜆3 
𝝀𝑫 
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estadístico a través del método de simulación de Monte Carlo, con el fin de calcular el 
índice de fallas de la línea de distribución. Se genera un número de impactos aleatorio 
definido por "Número de Simulaciones", cada uno caracterizado por un tiempo de frente 
(tf) y una corriente pico (Ip)) que están correlacionados y siguen una distribución de 
probabilidad definida por el CIGRÉ [35] pero que puede ser modificada.  
 
Se debe identificar el área de simulación para los impactos de rayos, así como también 
se especifica el número de simulaciones, el cual permite definir el número de impactos 
que se utilizarán para hacer el análisis estadístico.  
 
Una vez obtenida la frecuencia de ocurrencia de sobretensiones para cada nodo del 
circuito, se realiza una operación matemática para calcular la tasa de fallas (  ) dada en 
fallas por kilómetro de red. Este procedimiento se hizo para el ramal principal, para los 
nodos intermedios y para los nodos extremos, es decir, que se obtuvo el número de fallas 
para el ramal principal, numero de fallas para los nodos intermedios y finalmente número 
de fallas para los nodos extremos. Teniendo estas fallas se hizo entonces un promedio 
ponderado y se obtuvieron las fallas de línea por impactos indirectos. 
 
Para mayor claridad se muestra a continuación la Figura 3-5 el número de fallas por km 
de red para el ramal principal, nodos intermedios y nodos extremos del Circuito 1. Como 
se puede observar en esta figura, la mayor cantidad de fallas se presentan en los nodos 
extremos del Circuito 1 con 0,57 (fallas/km de red), y la menor cantidad de fallas en la 
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Figura 3-5. Fallas por km de red para el ramal principal, nodos intermedios y nodos 




 Suposición 2: Como se dijo anteriormente, el análisis se hizo sobre circuitos no 
reales, en donde sus características principales provienen de valores promedio 
(longitudes, ramales, potencia de trafos, usuarios, etc) por lo que, las potencias 
de los transformadores y el número de usuarios están construidas con base en 
una distribución normal. Por esta razón, se usó la ecuación 3.2, bajo las 
condiciones antes mencionadas. 
 
Luego de calcular el número de fallas para cada zona del circuito se procedió entonces a 
realizar un promedio ponderado, el cual hace alusión a la siguiente formula:  
 
   
              
        
                      (3.2) 
 
Dónde:  
  = Promedio ponderado de fallas total 
  = Fallas/km de red del ramal principal. 
  = Longitud del ramal principal. 
  = Fallas/km de red de los nodos intermedios. 
   = Longitud que abarca la zona de los nodos intermedios. 
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 3 = Fallas/km de red de los nodos extremos. 
 3 = Longitud que abarca la zona de los nodos extremos. 
 
Al obtener el promedio ponderado explicado anteriormente se obtuvo como resultado la 
tasa de falla de líneas por impactos indirectos del Circuito 1, la cual fue de 0,44 
(fallas/km.año). El mismo proceso se hizo para el resto de los circuitos en donde se 
muestran dichos datos y resultados en la Tabla 3-1. 
 
Tabla 3-1. Resumen de la tasa de falla de líneas por impactos indirectos    (fallas/km 
año) para el ramal principal, nodos intermedios y nodos extremos correspondiente a cada 
uno de los circuitos típicos. 
 
 Circuito 1 Circuito 2 Circuito 3 Circuito 4 Circuito 5 
Ramal 
Principal 
   0,38 0,38 0,20 2,99 0,81 
   (Km) 3,42 5,75 3,2 3,36 11 
Nodos 
Intermedios 
   0,44 1,18 1,07 2,41 3,60 
   (Km) 13,82 16,89 15,2 20,01 22,96 
Nodos 
Extremos 
 3 0,57 1,43 0,91 2,86 2,20 
 3 (Km) 1,97 2,85 0,8 4,06 2,58 
    (fallas/km año) 0,44 1,03 0,91 2,55 2,66 
 
 
Seguidamente, para obtener la tasa de fallas debida a impactos directos en una red de 
distribución, se utilizó la formula expuesta en la norma IEEE 1410 [35]. 
 
       
    ,   
  
                          (3.3)
                                       
Dónde:  
  : es el índice de rayos/100 km/año  
DDT: es la densidad de rayos a tierra por km2 por año  
h: es la altura del conductor más alto en (m)  
b: es el ancho de la estructura (m) 
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A continuación se muestra en la Tabla 3-2, el resultado del cálculo de la incidencia de 
impactos directos por km de red para cada uno de los circuitos. Como era de esperarse 
el valor máximo de impactos directos lo tuvo el Circuito 5 con 2,19 (fallas/km.año) debido 
a que es el circuito que cuenta con una mayor DDT. 
 
Tabla 3-2. Incidencia de impactos directos por km de red al año para cada uno de los 
circuitos típicos. 
 
 Circuito 1 Circuito 2 Circuito 3 Circuito 4 Circuito 5 
DDT 
(rayos/km2año) 
2,5 6 6 13,83 17,2 
h (m) 12 12 12 12 12 
b (m) 3 3 3 3 3 
   (fallas/km año) 0,32 0,76 0,76 1,76 2,19 
 
Finalmente, teniendo ya los impactos indirectos y los directos se suman ambos valores 
de cada circuito y se obtiene la tasa de fallas de línea (    . En la Tabla 3-3 se muestran 
las fallas totales para cada circuito. Se observa que la mayor tasa de fallas de línea se 
tiene en el Circuito 5 (4,85 fallas/km.año), esto debido a que tiene una  la mayor DDT 
(17,2 rayos/km2año) y además es el circuito con mayor longitud (114,1 km). El Circuito 4 
le sigue con un valor muy cercano de fallas de líneas al circuito 5 (4,31 fallas/km.año) y 
tiene una longitud menor (79,6 km) además posee un valor de DDT considerable (13,83 
rayos/km2año). 
 
Tabla 3-3. Fallas totales por km de red al año para cada uno de los circuitos típicos. 
 
 Circuito 1 Circuito 2 Circuito 3 Circuito 4 Circuito 5 
   0,44 1,03 0,91 2,55 2,66 
   0,32 0,76 0,76 1,76 2,19 
          0,75 1,79 1,67 4,31 4,85 
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3.2 Indicadores de Confiabilidad 
 
Para calcular los indicadores de confiabilidad a causa de rayos, de cada uno de los 
circuitos en estudio en esta tesis, se procedió a realizar las simulaciones de calidad y 
para ello se requirió la reconstrucción eléctrica y topológica de cada circuito, como se 
muestra en la Figura 3-1 que representa un ejemplo para el circuito 1, pero que de igual 
forma se hizo para el resto de los circuitos clasificados como circuitos promedio. Dicha 
reconstrucción se basó en la información dada en la Tabla 2-11. 
 
En términos generales, la información para la construcción de los archivos necesarios 
para la realización de las simulaciones de calidad, corresponde principalmente a los 
parámetros eléctricos de los transformadores, tramos de líneas, y equivalentes de red de 
cada circuito promedio. 
 
Dado que los circuitos a simular presentan una cantidad considerable de nodos y 
transformadores, lo que implica tiempos prolongados en la reconstrucción topológica 
visual de cada circuito, se realizó todo el proceso de simulación mediante la manipulación 
de archivos generados de tal forma que cumplan con los requisitos de las extensiones 
*.edt y *.ndt propios del programa Neplan. Dichos archivos presentan toda la información 
topológica y eléctrica de los elementos y nodos de los circuitos. 
 
Es importante destacar que los archivos *.edt (elementos) contienen toda la información 
de elementos eléctricos asociados con las redes de energía, tales como transformadores, 
tramos de red y equivalentes de red. Por otro lado, los archivos *.ndt (nodos) contienen la 
información asociada con los nodos de carga del sistema. Ambos archivos fueron 
generados de acuerdo a las características reportadas en la Tabla 2-11 y según el 
respectivo formato. 
 
Por otro lado, en cuanto a las tasas de falla de líneas para cada uno de los circuitos, se 
encuentran especificadas en la Tabla 3-3, sin embargo sus tiempos de reparación no, 
estos tiempos de reparación fueron tomados de la Circular 036 [1] (ver Sección 12.9.4. 
Tiempos de reparación), los cuales, como se describe en el documento [1], provienen de 
la base de datos de indisponibilidad INDICA administrada por la XM. Se tomaron estos 
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tiempos de reparación para cada circuito según la zona a la cual corresponde. 
Adicionalmente, de este mismo documento [1], se tomaron también los tiempos de 
reparación de los transformadores. 
 
En el caso de los transformares, la tasa de falla debida a rayos puede considerarse 
directamente como el inverso de la vida útil (generalmente en los elementos de un 
sistema la tasas de fallas y vida útil no tienen esta relación), dado que la falla por rayos 
conduce directamente a la quema del transformador y al cambio por uno nuevo (en todos 
los OR existe el reporte de autopsia que indica, por ejemplo, la falla generalmente del 
devanado de baja tensión). En este caso, la vida útil es obtenida de las estadísticas de 
reposición de transformadores de empresas de energía. Dicha información de detalle no 
se incluyó en esta tesis debido a limitación en la confidencialidad de la información. Para 
esta tesis se usó la información pública de [5], que describe la vida útil de los 
transformadores de distribución en zona rural de Cundinamarca. 
 
La Tabla 3-4, resume los datos de tasas de fallas y tiempos de reparación tanto para 
líneas como para transformadores de cada uno de los circuitos estudiados en esta tesis. 
 
Tabla 3-4. Resumen de tasas de falla y tiempos de reparación para líneas y 
transformadores para cada uno de los circuitos. 
 
 
Tasas de Falla de 
línea 




Línea (    (h) 
Tasas de Falla de 
Transformadores 




(    (h) 
Circuito 1 0,75 0,06 0,14 3,7 
Circuito 2 1,79 0,17 0,14 24 
Circuito 3 1,67 1,37 0,17 30 
Circuito 4 4,31 13,38 0,5 60 
Circuito 5 4,85 0,25 0,5 48 
 
Para la configuración de los usuarios de los circuitos a simular se tomó la información 
comercial del SUI, luego se depuro por los operadores de red con datos más confiables y 
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ubicados en la zona de estudio de esta tesis, es decir, la zona de más alta eficiencia de 
la red LINET, y así se sacó un promedio de la cantidad de usuarios por cada potencia.  
 
Seguidamente, se realizó un procedimiento para calcular las potencias de los 
transformadores de distribución y el número de usuarios de cada uno, de tal forma que 
se ajustaran a la distribución estadística dada (por ejemplo para el circuito 1 la potencia 
media es de 56,5 kVA con una desviación estándar de 36,8 kVA). El procedimiento 
realizado permitió encontrar para cada circuito, el número de transformadores por 
potencia, es decir, cuantos transformadores de una determinada potencia había en ese 
determinado circuito, cumpliendo tres condiciones: número de transformadores, potencia 
promedio de los transformadores y desviación estándar de la potencia. A modo de 
ejemplo, en la Figura 3-6 se muestra la cantidad de transformadores para cada una de 
las potencias estudiadas del circuito 1. Como se puede observar el circuito 1 tiene mayor 
número de transformadores de 75 kVA, 19 transformadores. Esta distribución cumple con 
los tres criterios mencionados anteriormente para el circuito 1, los cuales son: 86 
transformadores, 56,5 kVA de potencia promedio y una desviación estándar de 36,8 kVA. 
 
 
Figura 3-6. Cantidad de transformadores correspondientes a cada potencia estudiada 
para el circuito 1. 
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En la Tabla 3-5 se muestra un resumen de la cantidad de transformadores que hay de 
cada potencia en cada uno de los circuitos. Como se puede observar en el Circuito 1 
como se dijo anteriormente predominan los transformadores de 75 kVA (19 
transformadores); en el Circuito 2 también predominan los transformadores de 75 kVA 
con 34 de estos;  
 
Para el caso del Circuito 3, se tomó la misma potencia promedio de transformadores del 
Circuito 5, esto debido a que la pequeña parte de la Llanura Caribe que se estudió, 
colinda con la región del Magdalena Medio. En el Circuito 3 al igual que para el Circuito 
5, se encuentran 62 transformadores 25 kVA, el mayor número de transformadores 
tienen esta potencia. 
 
Finalmente para el Circuito 4, predominan los transformadores de 30 kVA teniendo 35 de 
los mismos. 
 
Tabla 3-5. Cantidad de transformadores correspondientes a cada potencia estudiada 
para cada uno de los circuitos típicos. 
 
Cantidad de Transformadores 
 
5 kVA / 4 
Usuarios 
10 kVA / 
8 
Usuarios 
15 kVA / 
8 
Usuarios 
25 kVA / 
14 
Usuarios 
30 kVA / 
9 
Usuarios 




kVA / 64 
Usuarios 
Circuito 1 8 10 11 15 17 19 7 
Circuito 2 9 11 14 19 22 34 15 
Circuito 3 10 24 43 62 51 0 0 
Circuito 4 20 24 27 33 35 28 7 
Circuito 5 10 24 43 62 51 0 0 
 
Una vez obtenidos todos los parámetros necesarios para la realización de las 
simulaciones de calidad, la metodología empleada para dichas simulaciones se enfoca 
inicialmente en las bases de datos de la información eléctrica y topológica de cada 
circuito, con esto se configuran los archivo edt y ndt mencionados anteriormente, luego 
se importan estos archivos al NEPLAN (software de confiabilidad), en donde se comienza 
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verificando las conexiones (que no exista más de una rede parcial), seguidamente se 
corre el flujo de carga para asegurarse que exista convergencia, luego se ajustan las 
tasas de falla para cada uno de los circuitos tanto de las líneas como de los 
transformadores así como también los tiempos de reparación de los mismos; teniendo 
estos datos se procede a realizar el análisis de confiabilidad y finalmente se obtiene 
como resultado los valores de indicadores de confiabilidad para cada circuito.  
 
La Figura 3-7 muestra un ejemplo de la realización del archivo edt para el circuito 1, los 
parámetros a ingresar en este archivo se explican en el Anexo A, así mismo también se 
muestran estos mismos archivos (edt y ndt) para el resto de los circuitos en estudio. 
 




Adicionalmente la Figura 3-8, muestra un ejemplo del archivo ndt. Para el circuito 1, al 
igual que para la Figura 3-7, en el Anexo A, se explica el significado de cada una de las 
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Figura 3-8. Ejemplo del archivo ndt para el circuito 1. 
 
 
La Figura 3-9 muestra la forma en que se cargó el número de clientes directamente en el 
NEPLAN para el circuito 1, ya que en los archivos edt y ndt no se puede introducir esta 
información. De esta misma forma se hizo para el resto de los circuitos en estudio. 
 
Figura 3-9. Ejemplo de la forma en que se carga la información en el NEPLAN de los 
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Finalmente, la Figura 3-10, muestra el cuadro de resultados al correr el análisis de 
confiabilidad en el software NEPLAN para el circuito 1. Como se puede observar el 
número de usuarios para este circuito fue 2.167, entre los parámetros principales están el 
SAIFI, con un valor promedio de aproximadamente 3 interrupciones en el sistema y el 
SAIDI, con un valor promedio de 42,22 minutos de duración de interrupciones en el 
sistema al año. 
 
Figura 3-10. Recuadro de resultados generado por el NEPLAN para el Circuito 1, 
mostrando los indicadores de confiabilidad para dicho circuito. 
 
 
A continuación, en la Tabla 3-6 se muestra el número de clientes atendidos para cada 
circuito y adicionalmente los parámetros de confiabilidad los cuales son: el índice de 
frecuencia de interrupciones promedio del sistema (SAIFI), índice de duración de 
interrupciones promedio del sistema (SAIDI), índice de duración de interrupciones 
promedio por cliente (CAIDI) y finalmente el índice de disponibilidad de servicio promedio 
(ASAI). Como se puede observar el Circuito 4, el que representa en general la zona del 
Pacifico, es quien tiene SAIDI mas alto (23011,5 min/año), esto debido al elevado tiempo 
de reparación de las fallas en líneas (13,4 horas) y el tiempo de reparación para las fallas 
de los transformadores (60 horas), definidos en la Tabla 3-4.  
 
En segundo lugar en valor alto de SAIDI, se encuentra el Circuito 5 (2794,53 min/año), 
quien representa en general la zona del Magdalena Medio y el que tiene mayor valor de 
DDT (17,2 rayos/km2año), pero que como se puede observar en la Tabla 3-4, tiene 
tiempos de reparación, tanto para las líneas como para los transformadores, mucho 
menores que el Circuito 4, este es el motivo de la gran diferencia que existe entre sus 
valores de SAIDI. 
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Tabla 3-6. Tabla resumen de los parámetros de confiabilidad (SAIDI, SAIFI, CAIDI, ASAI) 
para cada uno de los circuitos. 
 
 Circuito 1 Circuito 2 Circuito 3 Circuito 4 Circuito 5 
No. De Clientes 2167 3474 1342 3113 1846 
SAIFI (1/año) 3,23 11,99 10,79 26,92 90,80 
SAIDI (min/año) 42,22 322,5 1175,75 23011,46 2794,53 
CAIDI (h) 0,21 0,44 1,81 14,24 0,51 
ASAI (%) 99,99 99,93 99,77 95,62 99,46 
 
En la Tabla 3-7 y Tabla 3-8, se muestra un análisis de sensibilidad realizado en función 
de la vida útil de los transformadores, es decir, considerando que la tasa de falla de los 
transformadores de todos los circuitos se reduce con base en las curvas de probabilidad 
de vida útil mostrada en la Figura 1-10. Este análisis lo que pretende incluir dentro del 
análisis el efecto que tiene la mejora de vida útil que ha  sido ampliamente discutida en 
diferentes proyectos de investigación como lo son [3][4][5][58][59]. En estos estudios se 
ha analizado los modos de falla de los transformadores y se han demostrado grandes 
mejoras mediante el uso, por ejemplo, de transformadores prototipo óptimo para zona 
tropical [20]. 
 
En la Tabla 3-7, se describen seis escenarios de vida útil para 2, 2.5, 3.3, 5, 10 y 20 años 
para cada uno de los circuitos en estudio. En esta tabla se puede notar que los circuitos1, 
2 y 3 solo consideran los escenarios 5, 10 y 20 años de vida útil, dado que estos tres 
tipos de circuitos no existen en zona de alta actividad de rayos, como se muestra en el 
capítulo 2 de esta tesis.  Por otro lado, los circuitos 4 y 5 son los típicos de zonas de alta 
actividad de rayos, por lo cual este tipo de circuitos son los más susceptibles en cuanto a 
mejoras de vida útil. 
 
En la Tabla 3-7 se puede observar el circuito que representa menor DDT (Circuito 1), ya 
cuentan con una vida útil alta, mayor a 8 años, con los cual las mejoras de los 
transformadores representan reducciones de SAIDI de unos pocos minutos (0,15 
horas/año). Por otro lado, el circuito 4 que representa un alto riesgo con una vidas útil de 
los transformadores de 2 años, al considerar vidas útiles mayores, por ejemplo 10 años, 
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tienen una reducción de SAIDI, del orden de 20 horas. Para el Circuito 5 se muestra una 
reducción de SAIDI, en general baja, esto debido a que cuenta con los tiempos de 
reparación para líneas y transformadores, bastante altos, como se especifica en la Tabla 
3-4 
 
Tabla 3-7. Análisis de Sensibilidad. Mejoras de la vida útil de los transformadores y su 
impacto en el indicador de confiabilidad SAIDI. 
SAIDI (horas/año) 
   (fallas/año) 
0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0,05 
Circuito 
1 NA NA NA 0,70 0,55 0,37 
2 NA NA NA 5,37 4,42 3,22 
3 NA NA NA 19,60 17,52 16,04 
4 383,52 377,52 371,52 365,52 359,52 356,52 
5 46,57 41,77 36,97 32,17 27,37 24,98 
 
En cuanto a la reducción del SAIFI, como se muestra en la Tabla 3-8, no hubo gran 
modificación, debido a que por lo que se observa el SAIFI está determinado mayormente 
por las fallas en las líneas y no tanto en las fallas de los transformadores. 
 
Tabla 3-8. Análisis de Sensibilidad. Mejoras de la vida útil de los transformadores y su 
impacto en el indicador de confiabilidad SAIFI. 
 
SAIFI (1/año) 
   (fallas/año) 
0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0,05 
Circuito 
1 NA NA NA 3,23 3,19 3,14 
2 NA NA NA 5,37 11,95 11,90 
3 NA NA NA 10,79 10,72 10,67 
4 26,92 26,82 26,72 26,62 26,52 26,47 
5 90,80 90,70 90,60 90,50 90,40 90,35 
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La Tabla 3-7 y la Tabla 3-8, muestran los resultados generales del impacto que tiene la 
vida útil de los transformadores para los 5 circuitos promedio. Para poder entender el 
impacto que tiene esto a nivel del país es importante mencionar que los circuitos de 
menor riesgo, representados por el circuito 1, los cuales son principalmente urbanos 
representan el 42% del total de circuitos del país [1]; de la misma forma los circuitos que 
tienen un riesgo que podrían catalogarse como medio que son los circuitos 2 y 3 
representan el 46% del total de circuitos del país; mientras que los circuitos de alto riesgo 
representados por el circuito 4 y 5 son tan solo el 12%. Esto quiere decir, que existe un 
potencial de mejora importante en el desempeño de los circuitos de mayor riesgo, con 
reducción promedio en el SAIDI de 20 horas, pero que esta mejora solo va a impactar en 
el 12% de los circuitos. Los otros grupos con mayor porcentaje tienen un margen de 
mejora mucho menor, que se mueve en un rango entre 0,15 a 2 horas. Desde el punto de 
vista de la regulación en relación con los incentivos y compensaciones para los 
operadores de red, el pequeño grupo del 12% es el que representa a los “usuarios peor 
servidos” que son los que se usan de referencia actualmente para evaluar la mejora en la 
prestación del servicio. 
 
Los resultados obtenidos corresponden a valores promedio de indicadores de 
confiabilidad derivados de parámetros físicos y eléctricos promedio de circuitos reales 
para una determinada región y teniendo en cuenta simplificaciones como es el considerar 
una estructura típica, condiciones de terreno plano, aislamientos eléctricos uniformes, 
entre otros. Por tal motivo las incertidumbres debidas a estas variables, deberán ser 
abordadas con mayor profundidad en trabajos futuros. Adicionalmente se requiere que la 
regulación colombiana termine de adoptar por completo los indicadores de confiabilidad 
internacionales, como son SAIDI y SAIFI, lo que permitirá a futuro poder contar con 
bases de datos consistentes para validar los resultados realizados con estimaciones.  
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Conclusiones y recomendaciones 
4.1 Conclusiones 
 
La presente tesis hizo un estudio del impacto de la falla de los transformadores de 
distribución en los indicadores de confiabilidad de Colombia, mediante el uso de circuitos 
promedio que representan diferentes condiciones físicas, eléctricas y de riesgo.  
 
Al realizar un análisis en el que se involucran la variable eléctrica potencia del 
transformador (la cual a su vez es un indicador de la concentración de usuarios) y la 
variable meteorológica DDT, con una base de 182.000 transformadores en todos los 
niveles de ruralidad de Colombia (involucrando desde las grandes ciudades de Colombia 
hasta las zonas con mínimos de densidad poblacional), se identifica un patrón claro. Los 
resultados muestran que los lugares con valor promedio de DDT más alto tienden a 
presentar potencias más bajas, en donde los sitios de instalación de los transformadores 
de 112,5 kVA tienen un valor promedio de 4,24 rayos/km2año y una desviación estándar 
de 3,65 rayos/km2año, mientras que para los sitios de los transformadores de 5 kVA se 
tiene un valor promedio de DDT de 10,53 rayos/km2año y una desviación estándar de 
8,61 rayos/km2año. De igual forma se observa como varían las condiciones de 
exposición a rayos para cada potencia en cada región natural, para los sitios en donde se 
encuentran ubicados transformadores de 5 kVA el valor promedio de DDT es de 2,86 
rayos/km2año en el Altiplano Cundiboyasence, mientras que en el Magdalena Medio 
tienen un valor promedio de DDT de 24,05 rayos/km2año. Por otro lado los sitios de los 
transformadores de 112,5 kVA para el Altiplano Cundiboyasence tienen un valor 
promedio de DDT de 3,43 rayos/km2año, y para su zona de mayor exposición a rayos 
que es el Magdalena Medio tiene un valor promedio de DDT de 16,71 rayos/km2año. 
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Las regiones naturales que tienen mayor exposición a rayos, tienden a tener una mayor 
proporción de transformadores de potencias bajas, es el caso del Magdalena Medio, 
donde los sitios de los transformadores de 25 kVA tienen una mediana de DDT de 23,8 
rayos/km2año, los cuales representan el 9% del total de transformadores de esta zona 
(9.729). 
 
Los anteriores resultados lo que indican es que evidentemente existen relaciones entre 
variables meteorológicas como por ejemplo la DDT y variables eléctricas como la 
potencia de un transformador. Dichas relaciones son debidas a factores como el nivel de 
ruralidad que hacen que la concentración de usuarios sea baja y esté relacionada con 
condiciones diferentes de la severidad de los fenómenos naturales. Dado que la potencia 
de los transformadores tiene asociado implícitamente una cantidad de usuarios (e 
indirectamente se encuentra relacionada con la longitud de los circuitos); la relación entre 
potencia y DDT resulta ser un patrón bien interesante para poder establecer a futuro 
relaciones entre los indicadores de confiabilidad y las regiones del país. 
 
El Circuito más urbano, que corresponde al circuito 1, tuvo una tasa de falla de 0,75 
fallas/km.año, bastante menor que el Circuito que representa la zona más rural (Circuito 
5) con una tasa de falla de aproximadamente 6 veces mayor que la del circuito 1 (4,85 
fallas/km.año).  
 
El Circuito 1 que representa las condiciones más urbanas del país, tuvo un SAIDI de 
42,22 min/año, mientras que el Circuito 5 que representa las condiciones más rurales, dio 
como resultado un SAIDI de alrededor de 65 veces mayor (2794,53 min/año). 
 
A partir de los resultados anteriores, se hizo un análisis de sensibilidad en función de la 
vida útil de los transformadores. Para el circuito más urbano, la mejora fue muy poca en 
comparación con el circuito más rural. Los circuitos que representan menor exposición a 
rayos ya cuentan con una vida útil alta, mayor a 8 años, con los cual las mejoras de los 
transformadores representan reducciones de SAIDI de unos pocos minutos (0,15 
horas/año). Por otro lado, los circuitos que representan un alto riesgo con vidas útiles de 
los transformadores de 2 años, al considerar vidas útiles mayores, por ejemplo 10 años, 
tienen una reducción de SAIDI, del orden de 20 horas. 
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Los circuitos de alto riesgo representan solamente el 12% del total de circuitos del país, 
por lo que las mejoras en la vida útil de los transformadores, solo van a impactar 
considerablemente este pequeño grupo. La regulación colombiana para la evaluación de 
indicadores de confiabilidad está dada en el análisis del usuario peor servido, que 




Debido a que Colombia hasta ahora está haciendo la adopción de los indicadores SAIDI 
y SAIFI, no se cuenta con información consolidada de los mismos para todos los 
operadores de red, por lo que se recomienda a futuro hacer comparaciones de las 
estimaciones realizadas en esta tesis con la información consolidada. 
 
Desde el punto de vista del reconocimiento de activos que involucra a los Operadores de 
Red, la regulación actual no incluye os parámetros reales de vida útil de elementos como 
por ejemplo los transformadores de distribución. Uno de los casos más críticos se 
observa en la región del Catatumbo, en donde un solo circuito con 278 transformadores, 
presenta 120 transformadores quemados al año, como se puede observar en la 
referencia [58], lo que implica que el parque total de transformadores de este sistema se 
está sustituyendo prácticamente cada dos años y medio. A futuro se propone que la 
regulación se acomode a los ciclos de vida reales de los equipos en Colombia, siempre y 
cuando su alta tasa de fallas pueda ser atribuible a condiciones propias del entorno y no 
ha deficiencias de planeación, operación y mantenimiento 
 
Teniendo en cuenta que hay evidencias de que el cambio climático trae como 
consecuencias variaciones en el comportamiento de fenómenos meteorológicos como la 
actividad de rayos [48], se recomienda en trabajos futuros evaluar como dichas 
variaciones pueden afectar la vida útil de transformadores e impactar los indicadores de 
confiabilidad. 
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4.3 Formato de archivos edt y ndt 
4.3.1 Estructura general del archivo edt 
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4.3.2 Estructura general del archivo ndt 
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4.4 Archivos edt para todos los circuitos en estudio 
4.4.1 Circuito 1 
En el archivo edt se introduce tanto la información de líneas como de transformadores. Este circuito se compone de 171 tramos, en 
la siguiente tabla se muestra únicamente los primeros 23 tramos de línea. 
 
* Las posiciones ilustradas en rojo indican el inicio de las diferentes ramificaciones del circuito. 
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En la siguiente tabla, se muestra ahora la información de transformadores que se introduce en este archivo edt. Nótese que en la 
variable “id” ya no se encuentra el numero 1 como se muestra en la tabla anterior, sino que ahora se introduce el número 4, que es 
el que hace alusión a transformadores. 
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4.4.2 Circuito 2 
Este circuito se compone de 192 tramos, en la siguiente tabla se muestra únicamente los primeros 22 tramos de línea. 
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En la siguiente tabla, se muestra la información de transformadores que se introdujo en este archivo edt para el circuito 2. 
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4.4.3 Circuito 3 
Este circuito se compone de 210 tramos, en la siguiente tabla se muestra únicamente los primeros 23 tramos de línea. 
 





128                        Análisis de la mortalidad de transformadores y su impacto en 
los indicadores de confiabilidad de los sistemas de distribución 
 
 
En la siguiente tabla, se muestra la información de transformadores que se introdujo en este archivo edt para el circuito 3 
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4.4.4 Circuito 4 
Este circuito se compone de 280 tramos, en la siguiente tabla se muestra únicamente los primeros 23 tramos de línea. 
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4.4.5 Circuito 5 
Este circuito se compone de 341 tramos, en la siguiente tabla se muestra únicamente los primeros 23 tramos de línea 
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4.5 Archivos ndt para todos los circuitos en estudio 
4.5.1 Circuito 1 
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4.5.2 Circuito 2 
Este circuito se compone de 124 transformadores, la siguiente tabla muestra los primeros 23. 
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4.5.3 Circuito 3 
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4.5.4 Circuito 4 
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4.5.5 Circuito 5 
Este circuito se compone de 189 transformadores, la siguiente tabla muestra los primeros 23. 
 
 
 
 
